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Se propone y se desarrolla una metodología de monitoreo y de análisis del 
desempeño de un proceso de inyección de agua para una inyección piloto en un 
arreglo de cinco puntos y para un campo productor colombiano.  
 
La metodología propuesta conjuga y relaciona información del área de impacto, de las 
propiedades geológicas de las arenas y de la necesidad del uso de los registros 
eléctricos con el fin de valorar las propiedades petrofísicas de las formaciones 
expuestas que permitan proponer estimativos preliminares del volumen del petróleo 
existente. 
 
La metodología propone gráficos de diagnóstico a partir de información proveniente de 
la producción de los pozos fluyentes con los cuales no solo se valida y/ó se ajustan los 
estimativos preliminares de recobro, sino que se estima el impacto esperado u 
observado de remediales realizadas sobre el pozo y/o permite proponer y seleccionar 
pozos candidatos para estimulaciones remediales así como la selección de los mismos 
para el control de agua. Al final se utiliza un simulador comercial para modelar y 
soportar el diagnóstico realizado y evaluar el proceso de aislamiento, así mismo se 
describen las dificultades que pueden aparecer al simular el proceso de invasión.  
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It is proposed and developed a methodology of monitoring and performance analysis of 
a water injection process for a pilot injection in five wells arrangement to Colombian 
producer field. 
 
The proposed methodology combines and relates information of impact area, the 
geological properties of the sands and the need of using electric logs in order to 
evaluate the petrophysical properties of the exposed formations that allow propose 
preliminary estimates of the original oil in place. 
 
The methodology proposed the use of diagnostic plots with information coming from 
producer wells flowing which not only is validated and / or preliminary estimates of 
recovery are adjusted, the impact expected is estimated or observed of remedial 
performed on the well and / or can propose and select candidates for remedial wells 
stimulations, as well as the identification of wells to water control.  At the end a 
commercial simulator is used to model and support the diagnosis made and evaluate 
the process of isolation, so the difficulties that may appear to simulate the invasion 
process are described. 
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API Gravedad del crudo 
AS Arena Superior 
AI Arena Inferior 
ESP Unidad electrosumergible 
PCP   Bombea de cavidades progresivas 
VSM Valle superior del Magdalena 
md MiliDarcies 
MD Profundidad media en pies 
RS Relación gas-aceite en solución 
scf Pies cúbicos estándar 
Stb standard total 
RB Barril en yacimiento 
STB Barril en tanque 
OOIP Original oil en place 
FR  Factor de recobro 
Tpp Tiros por pie del cañoneo 
GR  Gamma Ray 
GRcln  Valor del Gamma Ray limpio 
GRshl  Valor del Gamma Ray sucio 
RHOB  Densidad de la matriz 
DTC  Sónico compresional 
N  Coordenada Norte 
E  Coordenada este 
IS  Índice de shale 
Φeff Porosidad efectiva 
ΦD Porosidad densidad 
ΦN Porosidad neutrón 
Vshl  Volumen de shale 
ρm  Densidad de la matriz 
ρb  Densidad bulk 
ρm  Densidad del fluido 
SW  saturación de agua 
a  coeficiente de factor de formación 




m  coeficiente de cementación 
Φa  porosidad absoluta 
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1. Introducción.   
Al utilizar un sistema de inyección de agua, como método de recobro secundario el 
objetivo es incrementar producción de hidrocarburos en los pozos productores sobre 
los cuales tiene influencia la inyección. Sin embargo, suele suceder que cuando el 
frente de agua afecta el pozo productor se incrementa no sólo la producción de 
hidrocarburo sino también la de agua; dado que el objetivo de un campo petrolero es 
producir hidrocarburos, se debe evaluar la eficiencia del método de inyección y diseñar 
técnicas para mejorar el barrido del hidrocarburo.  
 
Mediante este proyecto se estudian las variables de producción e inyección en un 
arreglo de cinco pozos (cuadrado) en un caso de campo colombiano, con el fin de 
verificar la eficiencia del sistema y proponer métodos alternativos para mejorar la 
eficiencia del barrido, siempre y cuando se encuentre que éste ya no genera un 
aumento de hidrocarburos. Como punto de partida se plantea una breve 
fundamentación teórica en la que se identifican los tipos de arreglos de inyección, 
curvas de diagnóstico, etc., para luego hacer la descripción del campo con el fin de 
ubicar al lector en la zona geográfica de Colombia donde están ubicados los pozos, 
caso de estudio, así como las características principales de la formación productora y 
mostrar en forma práctica la interpretación de todos los datos disponibles. 
 
La propuesta de mejoramiento de producción parte de la revisión de datos 
volumétricos que permitan hacer un análisis detallado del agua inyectada versus el 
fluido producido, acompañado de un análisis previo de las propiedades petrofísicas de 
los pozos involucrados en este modelo, de tal manera que se tenga un parámetro 
adicional de comparación para evaluar el comportamiento del perfil de inyección- 
producción.  
 
Se utilizan diferentes gráficos de diagnóstico y curvas de producción en escala 
cartesiana y logarítmica, con el fin de evaluar la presencia de declinación de 
hidrocarburos, además de evidenciar si hay problemas de canalización y/o conificación 
asociados a la producción de agua. De esta manera, se hace una aproximación a la 
existencia de pozos que aún produciendo de la misma formación tienen volúmenes de 
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producción diferente, pozos que no producen la misma cantidad de hidrocarburos pero 
que aportan más agua, o la entrada de ésta se presenta en un tiempo inicial más 
rápido.  
 
En el análisis de producción se debe tener especial precaución con las variables de 
operación tales como el valor de presión en cabeza, modificaciones llevadas a cabo en 
el choque y/o revoluciones por minutos de la bomba del sistema de levantamiento, y a 
los historiales de intervenciones realizadas en los pozos tales como estimulación, 
aislamiento, etc., ya que en ocasiones se presentan cambios en la producción que 
pueden ser confundidos con procesos de intrusión de agua. 
  
Al tener claro conocimiento de la zona de estudio se pretende hacer un análisis y 
recomendaciones de la aplicación de agentes químicos que ayudan a controlar la 
producción de agua o dado el caso, a sellar las zonas problema para redundar en 
beneficio del incremento de producción de aceite del campo. 
 
De forma seguida, se plasma toda la información en un simulador con el fin de 
observar si lo presentado en la historia de producción se ajusta a lo que indica el 
simulador. Los simuladores de yacimientos presentan limitaciones en la cantidad de 
información requerida y también en el manejo de las condiciones reales de los pozos, 
razón por la cual se indica la metodología para tratar un simulador cuando este genera 
problemas con la configuración del pozo, así como con el ajuste de producción.  
 
Finalmente, se presenta el desarrollo de una metodología que permita analizar y 
evaluar paso a paso las alternativas para incrementar la producción de aceite y/o 
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2.  Fundamentación Teórica. 
El diagnóstico o identificación de problemas asociados a la producción de agua 
requiere el conocimiento y la integración de diferentes herramientas que permitan 
evidenciar, controlar, tratar y recuperar el proceso de producción de fluidos de interés. 
Según Salager ( 2005) en la vida del yacimiento se identifican diferentes periodos de 
recuperación, conocidos como la primaria, secundaria y terciaria.  
Para validar si un sistema de inyección de agua en un arreglo de pozos tipo está 
siendo efectivo se deben tener en cuenta parámetros como propiedades petrofísicas, 
cálculo de reservas, volúmenes producidos y volúmenes inyectados, identificar y 
caracterizar las zonas del yacimiento por donde se están inyectando el agua, 
identificar si hay o no canalización y en caso que exista este problema identificar las  
soluciones posible para el aislamiento de estas zonas con el fin de mejorar el recobro 
de hidrocarburos (Salager, 2005).  
A continuación se describen los fundamentos teóricos de estos parámetros dentro de 
las etapas necesarias para el diagnóstico. Se muestra la caracterización de los 
arreglos de los pozos y el impacto sobre la eficiencia de barrido, la importancia de los 
factores de inyección que pueden generar efectos negativos en la producción, el uso 
de registros eléctricos para la identificación de zonas de interés y sistemas químicos 
que permiten el control de la producción de agua. 
2.1. Arreglo de Pozos y Eficiencia de Barrido 
Según Paris (2001) parámetros como permeabilidad del yacimiento, viscosidades de 
fluidos, razón de movilidad, relación de pozos inyectores - productores y 
características geológicas determinan el tipo de arreglo. Cabe resaltar que 
anteriormente se intentaba que los pozos inyectores estuvieran equidistantes a los 
pozos productores, y en lo posible, justo en la mitad del arreglo, pero debido a las 
técnicas modernas de caracterización de yacimientos, geo-navegación, etc., se puede 
determinar la mejor ubicación del pozo  inyector que garantice el barrido en los pozos 
productores optimizando el número de pozos (Cabrera et al., 2012). En la  
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Tabla 2-1 se encuentra una breve descripción de los tipos de arreglos existentes por 
número de pozos y figura geométrica: 
 
Tabla 2-1:  Arreglos de Pozos (Cabrera et al., 2012). 
Tipo de arreglo Relación pozos inyectores/ pozos 
productores 
Elementos de arreglo 
Empuje en línea directa  1 Rectángulo 
Empuje en línea 
alterna  
1 Líneas desfasadas de 
pozos 
5 pozos  1 Cuadrado 
7 pozos  2 Triángulo equilátero 
7 pozos invertido o de 
4 pozos  
½ Triángulo equilátero 
9 pozos  3 Cuadrado 
9 pozos invertido 1/3 Cuadrado 
 
La eficiencia de barrido puede ser definida como la fracción de la formación que está 
en contacto con el fluido inyectado. 
2.2. Factores que Afectan la Inyección de Agua. 
La calidad del agua de inyección juega un papel muy importante cuando esta entra en 
contacto con la formación (Cather et al., 2003), identificación de grasas, iones 
incrustantes etc., pueden presentar taponamientos en el pozo inyector lo cual afecta la 
producción de los pozos. Adicionalmente, se debe evaluar los siguientes puntos: 
▪ Fuerzas capilares, dentro de las cuales se encuentran: tensión superficial e 
interfacial, Humectabilidad y Presión capilar. 
▪ Viscosidad. 
▪ Distribución de  fluidos en el yacimiento. 
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▪ Saturación de agua connata. 
▪ Permeabilidad. 
▪ Heterogeneidad del yacimiento. 
▪ Petróleo residual. 
Así mismo el agua de inyección debe tener unas características determinadas de tal 
forma que no afecten la formación ni genere taponamientos, dentro de estos 
parámetros se encuentran:  
El agua no debe ser corrosiva. El sulfuro de hidrógeno y el oxígeno son dos fuentes 
comunes de problemas de corrosión. 
▪ El agua no debe depositar minerales bajo condiciones de operación. El 
depositario de escamas (Scale) se puede formar de la mezcla de aguas 
incompatibles o debido a cambios físicos que causan que el agua se sature. 
▪ El agua no debe contener sólidos suspendidos o grasas que en suficiente 
cantidad para causar taponamiento de los pozos de inyección.  
▪ El agua inyectada no debe reaccionar para causar hinchamiento de los 
minerales arcillosos presentes en la formación. La importancia de esta 
consideración depende de la cantidad y tipo de minerales arcillosos presentes 
en la formación, así como de las sales minerales disueltas en el agua inyectada 
y permeabilidad de la roca. 
▪ La salmuera debe ser compatible con el agua presente inicialmente en la 
formación. El agua producida e inyectada debe ser manipulada 
separadamente, si no son compatibles. 
Antes de definir el patrón de inyección y/o comenzar el proceso en sí, se debe 
disponer de agua para inyectar, recordar que el agua presente en el yacimiento se 
denomina agua de formación, mientras que el agua asociada a la producción de 
hidrocarburo se denomina “agua de producción”. Así mismo determinar por donde se 
va a inyectar esta agua producida. Razón por la cual lo ideal es disponer de registros 
eléctricos tanto los básicos como los especializados para identificar si la zona por 
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donde se va a inyectar es capaz de admitir fluidos. Estos registros se describirán en la 
siguiente sección. 
2.3. Registros Eléctricos. 
Para la identificación de las formaciones tanto productoras como inyectoras (arenas, 
carbonatos),  existe un set básico de registros  propuestos por Schlumberger (1975) 
los cuales son: 
▪ Gamma Ray: El cuarzo y los carbonatos poseen baja o nula radioactividad 
intrínseca. Las lutitas, que a menudo actúan como sellos por encima de los 
yacimientos, comprenden diversos componentes radioactivos naturales. Luego 
la idea es identificar las zonas con bajo valor de Gamma Ray.  
▪ Resistivo: El petróleo y el gas son más resistivos que el agua salada. 
▪ Sónico: Mide el perfil de porosidad respecto al tiempo de tránsito de una onda 
de sonido  compresional que viaja a través de un pie de formación. Se utiliza 
mucho para hallar propiedades mecánicas de la roca.  
Adicional, existen otros tipos de registros que permiten identificar lo que sucede con la 
inyección y la producción de pozos, ellos son: 
El Reservoir Monitoring Tool (RMT) es un registro eléctrico que consiste en detectar la 
presencia de agua y petróleo y sus correspondientes saturaciones ya que permite 
identificar el contenido de carbono/oxígeno (C/O) (FNU et al., 2013). 
Con este parámetro se pueden obtener las siguientes aplicaciones: 
▪ Discriminar el agua del petróleo. 
▪ Evaluar las zonas con hidrocarburo. 
▪ Localizar zonas invadidas de agua. 
▪ Evaluar saturaciones de la formación detrás del revestimiento. 
▪ Monitoreo de inyección de vapor y/o CO2. 
▪ El Production Logging Test (PLT) y el Injection Logging Test (ILT), registros 
correspondientes a la producción y la inyección, se acompañan por registros de 
22 
Metodología y evaluación de la producción de hidrocarburos en un arreglo 




temperatura para evidenciar la disminución de la temperatura base en la zona 
por donde se inyecta y/o se produce.  
La herramienta utilizada para estos registros se configura con un medidor de flujo 
(flowmeter) el cual  debe ser calibrado debido a que la idea con el registro es la 
identificación de la cantidad y el tipo de fluido que aporta cada zona (Helmut et al., 
1979). Las mediciones de la herramienta presentan tendencias y cambios de 
pendiente que se asocian a los diferentes fluidos y se interpretan como eficiencias. 
Para los distintos fluidos se tienen diferentes pendientes ocurriendo la máxima 
eficiencia en el agua y la mínima en el gas a baja presión. Debido a la inercia de la 
hélice y a la fricción en el eje y con el fluido en contacto con la hélice, existe una 
velocidad de introducción (Threshold Velocity), que es la mínima velocidad vertical de 
fluido necesaria para iniciar el movimiento de la hélice. 
Como en los pozos de petróleo se pueden encontrar distintos tipos de flujo 
(monofásico o multifásico, con diferentes viscosidades y densidades) y no se sabe 
cómo responderá el flowmeter en cada uno de ellos, la herramienta se corre a 
diferentes velocidades constantes con el objeto de encontrar la pendiente (slope) y la 
velocidad de introducción para cada “mezcla” de fluidos. A este gráfico se le conoce 
como gráfico de calibración el cual permite calcular la velocidad del fluido con mayor 
precisión. 
2.4. Métodos y Estimativos de Diagnóstico.  
En esta sección se observan los diferentes métodos de diagnóstico para identificar 
posibles problemas con la producción de agua. Con estos métodos se pretende: 
▪ Identificar el tipo de problema de agua con el fin de hacer un buen control del 
mismo 
▪ Seleccionar los pozos que requieran un control de agua 
▪ Determinar cuál es el pozo afectado para encontrar el mejor tratamiento.  
Se debe conocer el petróleo original (OOIP) por sus siglas en inglés (original oil in 
place), ya que este se utiliza para determinar y comparar si se ha recuperado o no el 
petróleo inicialmente estimado. Éste parámetro depende de variables tales como el 
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área ( ) y altura  del yacimiento (ℎ), porosidad(∅) saturación de agua connata ( ) y 
el factor volumétrico del petróleo ( ) (ver ecuación = ∗ ∗ ∗ ∅ ∗ ( −
)/                                        (2-1)).                 
 




 :  OOIP (STB). 
 :  factor de conversión para convertir de acre-ft a barriles. 
 :  área del yacimiento (acres). 
 :  altura del yacimiento. 
∅ :  porosidad. 
 : Saturación de agua connata. 
 :  factor volumétrico del petróleo a condiciones iniciales. 
 
El cálculo de las reservas se obtiene con el valor del petróleo original por el factor de 
recobro. 
Para llevar a cabo esta parte se requiere de la historia de producción del pozo, con el 
fin de determinar la relación agua petróleo RAP (por sus siglas en español) o WOR 
(por sus siglas en inglés  water oil ratio). Con las curvas de producción se pueden 
llevar a cabo los siguientes diagnósticos (Cárcamo, 2010): 
 
▪ Gráfico semilog de RAP vs petróleo acumulado: como su nombre lo indica se 
grafica la relación de agua petróleo producido vs el petróleo acumulado, en el 
eje vertical por ser una relación de fluidos no lleva unidades pero igual se debe 
tener precaución que ambas unidades sean las misma, así mismo en el eje 
horizontal el acumulado del petróleo producido va en barriles.    
La tendencia de producción se puede extrapolar al límite económico de la RAP 
para determinar la producción de petróleo que se obtendrá si no se toma 
ninguna medida para controlar el agua. Si la producción extrapolada es 
aproximadamente igual a las reservas esperadas para el pozo, quiere decir que 
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el pozo produce un nivel de agua aceptable y no se necesita ninguna medida 
de control. Si este valor es mucho menor que las reservas recuperables 
esperadas, significa que el pozo está produciendo más agua de lo esperado.  
▪ Gráfico log-log caudal de petróleo y agua vs el tiempo: para este diagrama las 
unidades de caudal producido es en barriles por día y el tiempo es en días. 
 El objetivo de esta grafica es determinar si hay un incremento brusco en la 
producción de agua y su consecuente disminución de hidrocarburo, lo cual 
podría indicar que se requiere de un tratamiento de remediación. 
 
▪ Petróleo acumulado vs el tiempo en formato log-log, mejor conocido como 
curva de declinación y se utilizar  para: 
o Determinar un límite económico por medio de la extrapolación de la 
curva. 
o Tiempo en el cual se alcanza el pico de producción de hidrocarburo. 
o Tiempo en el cual hay respuesta a la inyección de agua. 
 
▪ WOR - WOR´ vs acumulado del tiempo en log- log: se elabora para identificar 
problemas asociados a la producción de agua como son canalización y 
conificación (Chan, 1995) 
 
 Así mismo, según Wu, Chiu, Dalrymple, Dahl y Rahimi (1994), se pueden identificar 
los problemas asociados a la producción de agua los cuales pueden ser: 
 
Problemas cerca del pozo: tales como  
Filtración en tubulares (1) (2) 
Canales detrás del revestimiento (1)  
Rompimiento de barreras (2)  
Completamiento  en/o cerca de zona de agua o gas (1) (2) 
 
 Problemas relacionados al   yacimiento: incluyen los siguientes 
Conificación y cresta (3) (4) 
Canalización a través de canales  de alta k (4)   




En la descripción de los posibles problemas asociados a la producción de agua se 
asigna un número que va de 1 a 4 y a cada uno de ellos se le asigna un color de tal 
forma que 1 es amarillo, 2 azul, 3 verde y 4 naranja, esto es para visualizarlo en la 
Figura 2-1 a continuación, en la cual se presenta el corte de agua en porcentaje vs el 






Figura 2-1:        Identificación de problemas asociados a la producción de agua (Wu et 
al., 1994). 
 
Para el caso específico del pozo inyector,  Sunmonu, Shokoya, Okwudiafor, y Jabar, 
(2015) sugieren la elaboración de Hall plot: gráfico que incluye la presión acumulada 
por el tiempo en días versus el agua inyectada acumulada.  
Cualquier desviación de la curva en el Hall plot hacia arriba o hacia abajo indica un 
daño. Como se puede observar en la Figura 2-2 a continuación, una desviación hacia 
arriba se interpreta como taponamiento de la formación, así por ejemplo la curva B 
(roja) muestra un taponamiento abrupto, mientras que la curva C (azul) indica un 
taponamiento gradual ; mientras que una desviación hacia abajo indica que la zona fue 
estimulada - posiblemente fracturada-. En las curvas D y E,  verde y rosada 
respectivamente, se observa el efecto de la estimulación,  la curva verde indica una 
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estimulación gradual, mientras que la curva rosa indica posiblemente una fractura de 
la formación.  
 
Figura 2-2:  Presión Acumulada por el Tiempo en Días vs el Agua Acumulada 
Inyectada (Hall Plot) (Sunmonu et al., 2015). 
 
2.5. Sistemas Químicos para Control de Agua. 
Cuando se identifican  zonas que requieren ser aisladas o selladas se debe tener en 
cuenta los materiales existentes para tal fin. Existen los materiales sellantes y no 
sellantes (Woute et al., 2001). 
A continuación se hace una breve descripción de los materiales en el mercado y su 
aplicación. 
▪ Geles no sellantes: Generalmente son soluciones acuosas que contienen algún 
polímero que trabaja como modificador de la permeabilidad relativa al agua 




▪ Geles sellantes: una variedad de sistemas se han utilizado para tal fin, desde el 
cemento hasta geles activados, una de las razones para migrar del cemento a 
los otros geles ha sido el tamaño de partícula y la no posibilidad de penetrar en 
la formación. La mayoría de estos geles son polímeros que requieren un 
tiempo de  activación. 
 
Una descripción de los sistemas comerciales se describe en la Tabla 2-2, en la cual se 
encuentran: 
 El tipo de sistema. 
 El rango de temperatura de aplicación. 
 La penetración que requiere el sistema dentro de la formación: sea esta que no 
requiere, somera o profunda. 
 Resistencia del tratamiento a: 
 Acido sea este clorhídrico, fórmico, acético, etc. 
 Ácido sulfúrico (H2S). 
 Gas Carbónico (CO2). 
 Tipo de pozo:  
 Productor. 
 Inyector. 
Cuando en la tabla la casilla aparece en color rojo es porque es el tratamiento es 
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Acido H2S CO2 Productor Inyector
Cemento 60-350
Polímero activado 
orgánico de baja 
penetración
60-350






orgánico de baja 
penetración
60-350







RPM para control de agua 60-325
RPM para control de 
agua mientras fractura 
60-325
RPM para control de 







Penetración Matricial Resistencia del Tratamiento Tipo de pozo
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3. Metodología de Monitoreo de Inyección 
en un Arreglo de Cinco Pozos. 
En este capítulo se describe el procedimiento llevado a cabo y los pasos seguidos en 
la elaboración de esta metodología y evaluación de producción de hidrocarburos en un 
arreglo de cinco pozos.  
3.1. Antecedentes. 
La primera inyección de agua fue accidental y ocurrió en 1865 en el área de Cd. 
Pithole, Pensilvania (Craig, 1982). Carll (1880) concluye que el agua al abrirse camino 
en el pozo desde arenas poco profundas, se mueve a través de las arenas petrolíferas 
y es benéfico  para incrementar la recuperación de aceite. 
La primera inyección con un patrón de 5 pozos fue intentada en la parte sur del campo 
Bradford en 1924, ya que este campo tenía una gran área productora, poco gas en 
solución y sin empuje hidráulico, factores que facilitaron el desarrollo de la inyección 
de agua (Fetkke, 1938). En 1931 se inició una inyección de agua en la arena 
Bartlesville de poca profundidad del condado Nowata, Oklahoma (“Producers monthly: 
an oil magazine for operators,” 1965) . La primera inyección de agua en Texas se inició 
en el yacimiento Fry del Condado Brown en 1936 y sólo hasta 1950 se reconocieron 
las posibilidades de la aplicación generalizada de la inyección de agua (Castellanos, 
2015) . 
La inyección de agua es el principal mecanismo de recuperación secundaria de 
petróleo utilizada para mantener la presión del yacimiento y barrer el petróleo 
remanente presente en este.  Según Chang, Raj, Curtin y Edson (2007) dada la alta 
demanda de petróleo en el mundo es necesario implementar nuevas alternativas 
tecnológicas que permitan controlar, monitorear y supervisar las operaciones de 
inyección de agua para mejorar eficientemente el barrido de petróleo e incrementar el 
factor de recobro.  
Una alternativa tecnológica capaz de incrementar el factor de recobro, y que poco a 
poco ha ganado popularidad, es el uso de completamientos inteligentes, 
implementadas tanto en pozos productores como inyectores donde es realizada una 
inyección selectiva de agua. Esta tecnología se caracteriza por contar con válvulas de 
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control de flujo (FCV) accionadas desde superficie  además, sensores instalados de 
forma permanente permiten monitorear las variables de proceso y los cambios en 
fondo de pozo sin intervenciones o paros en ellos (Arashi et al., 2003). El 
almacenamiento, procesamiento y análisis de información de las variables, es un 
punto importante a considerar dentro de los procesos de inyección de agua (Terrado et 
al., 2007). Los ingenieros utilizan la información de los sensores en fondo de pozo y la 
obtenida con los métodos de diagnóstico para establecer los cambios en fondo de 
pozo y los posibles daños en cada zona de la formación para determinar los 
porcentajes de caudal óptimos en cada una de ellas (Algeroy et al., 1999). 
3.2 Metodología Propuesta. 
Como se indica anteriormente el proceso de inyección de agua muy antiguo, pero 
cuando se quiere analizar los datos de un campo o área, no se tiene claro por dónde 
empezar y/o que secuencia utilizar. Por esta razón se partirá de un proceso descrito 
para la selección de pozos candidatos a estimulación (Nitters et al., 2000) pero 
obviamente se hacen modificaciones, inclusiones y hasta eliminación de los pasos 
propuestos por estos autores. 
La propuesta metodológica incluye los siguientes pasos: 
 Obtener información de los estados mecánicos.  
 Análisis de registros eléctricos, tanto los básicos como los especializados. 
 Uso de las curvas de diagnóstico con los datos de producción- inyección. 
 Selección del pozo candidato bien sea a estimulación y/o control de agua. 
 Proponer alternativas de solución al problema de invasión de agua. 
 Ejecución del  tratamiento seleccionado en el pozo candidato y  
 Validación de los resultados con un simulador.  
A continuación se describen cada una de las etapas en la ejecución metodológica. 
3.2.1 Información obtenida de estados mecánicos.  De este punto se obtiene: 
 Tipo de pozo: el cual puede ser horizontal, vertical o desviado. 
 Tipo de completamiento utilizado: la información obtenida en este punto es 
grado de revestimientos, profundidades de asentamiento, rating de presión, 
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desviación del pozo, etc. Adicionalmente con esta información se podrán 
obtener los cálculos de desplazamiento de volúmenes para colocar el 
tratamiento y/o tratamientos en la formación de interés.  
 Zonas cañoneadas, con la altura del intervalo expuesto se pueden hallar los 
volúmenes de tratamientos correctivos y adicionalmente este dato da un indicio 
inicial de la altura para luego calcular el petróleo original, sin embargo este 
valor debe validarse con el análisis de los registros eléctricos. 
3.2.2 Análisis de registros eléctricos.  Se plantea como método para evidenciar la 
presencia de zonas no cañoneadas y determinar las reservas de petróleo a través del 
cálculo de resistividades, saturación, porosidad. etc. Además se propone la 
observación de  entradas de fluido y/o cambios bruscos a través de la implementación 
de registros eléctricos avanzados, tales como RMT, ILT y PLT. 
Es necesario la obtención de valores de Gamma Ray tanto limpios, como sucios. Los 
primeros se hallan en las arenas y se determina como  , mientras que para el 
shale se determina como ℎ . Con este método se puede hallar la altura que luego 
será utilizada en el cálculo del petróleo original. Es por esto que los valores  y 
ℎ  se calculan de diferentes formas para tener de esta forma un  valor más 
acertado de la altura neta, estas diferentes formas corresponden al uso de gráficos 
tales como Gamma Ray  vs. Gamma Ray, Gráfico de Densidad vs. Gamma Ray, 
Resistividad profunda vs. Gamma Ray, todo lo anterior con el fin de tener un valor más 
acertado en el cálculo del Índice de Shale. 
3.2.2.1  Cálculo del volumen  de Shale. A partir de los datos del Gamma Ray se 
obtiene el índice de Shale ( ), que relaciona el valor del gamma ray leído ( ) 
en cada punto menos el gamma ray limpio y esto sobre la diferencia del gamma ray en 
el shale menos el gamma ray limpio (ver ecuación = ∗ ∗ ∗ ∅ ∗ ( − )/  
                                      (2-1 =      
     (3-1) ). 
 
=           (3-1) 
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Se utilizan las  correlaciones de arcillosidad de Clavier, Stieber, Larinov  para hallar el 
volumen de Shale, ya que se dispone del valor del Vshl calculado como referencia de 
calibración. 
Este valor de índice de shale será utilizado en las siguientes correlaciones empíricas, y 
a continuación se describen las correlaciones matemáticas de cada modelo (Ali et al., 
2010). 
































= . ∗ (( ) . ∗ ) −                    (3-2) 
 
 Modelo de Arcillosidad de Stieber (ver ecuación ℎ =  . ∗
.
    
                          (3-3)). 
 
ℎ =  . ∗
.
                              (3-3) 
 
 Modelo de Arcillosidad de Clavier (ver ecuación ℎ_ []  =  1.7 −
 3.38 − ( + 0.7)^2)                            (3-4)). 
 
ℎ_ []  =  1.7 − 3.38 − ( + 0.7)^2)                            (3-4) 
 
3.2.2.2  Cálculo de la resistividad. Los valores de resistividad profunda dan un indicio 
de la presencia  de hidrocarburo. El crudo más resistivo que el agua, sin embargo 
también se debe realizar una calibración con la salinidad del agua de formación, y ya 
que la temperatura es un factor que afecta la capacidad conductora del agua de 
formación; puesto que la conductividad es el inverso de la resistividad, (ver ecuación 
( = ∗( . )
.
          (3-5)). 




= ∗( . )
.
          (3-5) 
 
Se tiene que el valor  y   corresponde a la resistividad del agua de formación a  
una temperatura de referencia respectivamente, El otro factor definido como  
corresponde a la temperatura de la formación, esta temperatura es calculada mediante 
el gradiente de temperatura.  
Antes de hallar el  se debe conocer la salinidad de la formación.  Por efectos 
prácticos  los datos de los cloruros se multiplican por 1.65 y se obtiene la 
concentración en partes por millón de cloruro de sodio (NaCl). El valor de  se halla 
con las curvas de calibración de resistividad- salinidad-temperatura. 
 
3.2.2.3  Cálculo de la porosidad. Se calcula la porosidad para poder calcular el 
petróleo original, la porosidad efectiva (∅ )   depende de la porosidad neutrón (∅ ) 
y la porosidad densidad (∅ )   (ver ecuación = ∗( +6.77) +6.77   
       (3-5)). (Acevedo et al., 2007) 
 
∅ =  {(∅ + ∅ )|2} ∗  (1 − ℎ )        (3-6) 
 
Y la porosidad densidad relaciona densidad de la matriz ( ), densidad bulk ( ) y 
densidad del fluido ( ) (ver ecuación = ∗( +6.77) +6.77    
      (3-5)). (Acevedo et al., 2007): 
∅ =  {( − )|( − )}          (3-7) 
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3.2.2.4     Cálculo de la saturación. La fracción del espacio poroso ocupado por el 
agua se denomina saturación de agua, los modelos existentes para este cálculo  están 
basados en el tipo de formación y el grado de arcilllosidad presente en la arena 
(Acevedo et al., 2007). Para este caso la saturación de agua ( ) sera calcula a partir 
de la relación de Archie que relaciona el coeficiente de factor de formación ( ), la 
resistividad profunda ( ), el coeficiente de cementacion ( ) y la porosidad 
absoluta (∅ ) (ver ecuación = ∗
∗(∅ )
       




          (3-8) 
   
Este último término (∅  ) involucra la porosidad densidad (∅ ) y la porosidad neutrón 
(∅  ) (ver ecuación ∅ =  {(∅ + ∅ )|2}                    
 (3-9)). 
∅ =  {(∅ + ∅ )|2}                     (3-9) 
 
Una vez se tengan todos los parámetros se calcula el volumen del petróleo original de 
cada pozo. 
3.2.3 Análisis inyección – producción mediante curvas de diagnóstico. Se 
requiere de la data de producción- inyección  
Esta etapa del procedimiento consta de dos partes, el uso de las curvas de diagnóstico 
y cálculo del factor de recobro al día de hoy. Estos pasos se describen a continuación: 
 Uso de curvas de diagnóstico: Una vez se han correlacionado las zonas se 
analiza la historia de producción-inyección para realizar todas la gráficas de 
diagnóstico vistas en el capítulo dos e identificar problemas asociados a la 
inyección de agua y/o producción de fluidos. 
En el pozo inyector se utiliza la curva de diagnóstico Hall plot descrita en el capítulo 2.  
35 
 
Mientras que para los pozos productores se utilizan todas las otras curvas de 
diagnóstico descritas anteriormente y cuyo procedimiento utilizado es: 
▪ Curva de producción tipo. Grafico en ejes cartesianos que permite 
observar variaciones de producción de fluidos, adicionalmente se puede 
comparar la producción de fluidos totales de todos los pozos. 
▪ Otra curva de diagnóstico en coordenadas cartesianas es la producción 
de hidrocarburo y corte de agua vs tiempo con el fin de evaluar en qué 
punto la producción de agua supera la de hidrocarburo.  
▪ Gráfico log-log caudal de petróleo y agua vs el tiempo, también 
conocida como curva de declinación, el objetivo de usar esta curva es 
identificar si el comportamiento de producción del pozo es normal o si 
por el contrario tiene una declinación muy alta comparándolo con los 
otros pozos del arreglo. Esta curva también se gráfica la producción 
total de fluidos y se compara con la producción de hidrocarburo el 
objetivo encontrar diferencias entre ambas curvas que puedan indicar el 
efecto de la inyección. Es decir si un pozo tiene una declinación de 
hidrocarburo, pero este mismo pozo no presenta declinación en la 
producción de fluidos totales indica que el pozo no tiene daño y que el 
resto de fluido producido es agua, si por el contrario no hay declinación 
de fluidos si no por el contrario incremento de producción pero no hay 
mayor presencia de hidrocarburo es un pozo candidato a control de 
agua.  
▪ Gráfico log-log WOR - WOR´ vs acumulado del tiempo, o curvas de 
Chan, este grafico es utilizado con el fin de diagnosticar problemas 
asociados  a la inyección pero en el pozo productor, mediante este 
grafico se podrá comparar si hay o no presencia de canalización o 
conificación y si este comportamiento se presenta en todos los pozos o 
en uno solo de ellos.  
▪ La curva de diagnóstico del acumulado de petróleo versus el corte de 
petróleo (relación entre el petróleo producido y la producción total) en 
escala logarítmica se utiliza con el fin de observar el momento en el que 
la producción de hidrocarburo no es eficiente. En términos generales la 
curva está compuesta de dos partes una en la que el corte de petróleo 
es estable o inclusive incrementado, pero luego de un tiempo esta cae y 
aunque se sigue recuperando hidrocarburo, en el acumulado no se ve 
mayor aporte. 
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 Para el cálculo del factor de recobro se halla el fluido realmente producido de 
hidrocarburo, se compara con las reservas estimadas y se obtiene el factor de 
recobro actual.   
Cabe aclarar que todos los análisis acá  descritos se realizan para cada pozo con el fin 
de comparar el comportamiento de los pozos del anillo de inyección a estudiar, este 
análisis se encuentra en el capítulo 5 más adelante. 
3.2.4 Selección del pozo candidato a control de agua: con el análisis del paso 
anterior se selecciona de los 5 pozos presentes en el anillo cuál de ellos es 
candidato a control de agua. 
Estos resultados se podrán encontrar en el capítulo 5. 
3.2.5 Alternativas de solución al problema de invasión de agua: en el paso 
anterior se seleccionó el pozo candidato a control de agua. 
 En esta parte del proceso se darán los parámetros de diseño para la intervención del 
pozo seleccionado, que incluirán selección de fluido a utilizar, radio de penetración, 
etc. que describen en el capítulo 5. 
3.2.6  Ejecución del tratamiento en el pozo candidato. Teniendo el pozo 
seleccionado, el fluido y parámetros de bombeo determinados se ejecuta el 
servicio de control de agua. Se identifican problemas operativos y como 
resolverlos. Se evalúa el comportamiento de producción después de la 
ejecución del servicio y se compara con la producción que tenía el pozo 
antes de esta intervención.  
3.2.7 Validación de los resultados con un simulador. Para la compañía 
Halliburton el termino conformance hace referencia a tratar fluidos no 
deseados de la formación (Crosta et al., 2004). 
En el 2002, se libera  un simulador 3D exclusivamente para evaluar, diseñar y predecir 
el comportamiento de fluidos luego de un tratamiento para este caso de control de 
agua.  El simulador como método de control predice la producción del pozo, por lo 
tanto primero se hace el ajuste de la producción y luego se simula la inyección del 
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tratamiento seleccionado y de esta forma se predice cual es la reducción de agua en el 
caso específico de estudio (Crosta et al., 2004). 
En el capítulo 5 se observa los resultados del simulador y así mismo se proponen 













4  Caso de Campo. 
 
En este capítulo se presenta la descripción del campo seleccionado como foco de 
estudio. Se describe el arreglo de inyección implementado en el campo, los pozos que 
pertenecen al mismo, los estados mecánicos y los fluidos producidos. Además se 
muestra un análisis del agua utilizada en la inyección. 
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4.1 Descripción del Campo. 
 
Campo ubicado en el valle superior del Magdalena (VSM), ubicado entre las cordilleras 
central y occidental, esta cuenca limita por el norte con el cinturón plegado de Girardot, 
al noreste  con el sistema fallado de Bituima-La Salina, por el sureste con la falla 
Algeciras-Garzón, y por el oeste con la Cordillera Central, atraviesa los departamentos 
de Cundinamarca, Tolima y Huila.(Aguilera et al., 2010).como se ilustra en la Figura 
4-1.  
 
Figura 4-1:  Ubicación de la Cuenca VSM (Aguilera et al., 2010). 
 
La cuenca contiene una secuencia del cretácico que comienza con una depositación 
continental seguida por secuencias transgresivas compuestas por lutitas y calizas, 
posterior aparece una de las formaciones más productoras de esta cuenca que es la 
formación Caballos, luego viene una secuencia de lutitas y calizas de la edad 




La mayor fuente de hidrocarburos corresponde a la formación Caballos y en una 
menor proporción  de Monserrate (Roncancio & Martinez, 2011). Algunas propiedades 
de estas formaciones se describen en la Tabla 4-1. 
Tabla 4-1: Propiedades de las Formaciones más Productoras de la Cuenca 




Yacimiento Caballos Guadalupe 
Mineralogía Areniscas Areniscas 
 




Porosidad (%) 10-18 18 
Permeabilidades (md) 100-500 100 
 
Esta cuenca tiene en total 1097 pozos activos distribuidos de la siguiente forma: 6 en 
Cundinamarca, 747 en Huila y 344 en Tolima (ACIPET, 2015). 
 
Aunque las formaciones con mayor producción de la cuenca corresponden a Caballos 
y Monserrate existen otras formaciones que también son productoras (ACIPET, 2015); 
y existen muchos campos que producen en conjunto con varias formaciones,  como se 
puede observar en la Tabla 4-2. 
Tabla 4-2:  Número de Pozos por Formación Productora (ACIPET, 2015). 
FORMACIÓN PRODUCTORA Cundinamarca Huila Tolima Total 
Caballos  39 13 52 
Caballos - Caballos Superior  28  28 
Caballos - Caliza de Villeta y  92  92 
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Caballos – Tetuán  26 18 44 
Caballos - UKB - LKB – Tetuán  108  108 
Chicoral   1 1 
Cimarrona 6   6 
Cretácico   1 1 
Doima  36 5 41 
Doima – Chicoral   43 43 
Doima Chicoral - Honda – 
Monserrate  144  144 
Guadalupe   48 48 
Guadalupe – Barsaloza   24 24 
 
Tabla 4.2:  (Continuación)  
Guadalupe Superior e Inferior   135 135 
Guadalupe-Superior   1 1 
Honda  1 4 5 
Honda BA –SA  85  85 
Honda- Doima – Chicoral  4  4 
Monserrate  176 4 180 
Monserrate – Doima   30 30 
Monserrate K-4   6 6 
Total 6 739 333 1078 
 
Las compañías operadoras presentes en la cuenca con el respectivo número de 
campos son: Ecopetrol con 60 campos, Interoil con 12, Pacific Stratus con 11, Hocol 
con 10 y Petrobras con 7 campos, así mismo el departamento con más campos en 
esta Cuenca es Huila que son 55 campos(ACIPET, 2015).  La gravedad API del crudo 
tiene rango de variación, desde 13 API hasta 37 API (ACIPET, 2015). 
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4.2 Parámetros de Geología. 
Las arenas de interés son la inferior y la superior que se encuentran separadas por un 
chert, cada una de estas formaciones productoras tiene seis zonas. No todas las 
arenas están presentes en la totalidad de los pozos debido a las fallas presentes en el 
área. 
Las arenas inferiores tienen un espesor máximo de 670 pies y se presentan en la base 
de la formación Villeta compuesta de material calcáreo que sirve como un marcador 
litológico. Es la zona más prospectiva en donde se considera que esta el 70% del 
petróleo original (OOIP).  
La mineralogía muestra que es una arena limpia, aunque hay diferencia entre la arena 
inferior y la superior, tal como se indica en la tabla de mineralogía, Tabla 4-3. 
 
Tabla 4-3: Mineralogía Tipo Según la Arena Productora. 
 Pozo A arena 
superior 
Pozo B arena 
inferior 
Pozo C arena 
inferior 
Punto medio de 
perforados (ft) 
2576 3394 3287 
Cuarzo (%) 78 74 49 
Feldespato de potasio 
(%) 
7 9 14 
Feldespato de sodio (%) 1   
Calcita (%) 1 2 1 
Dolomita (%) 2 1 2 
Siderita (%) 3 1 1 
Illita - smectita (%) 1 1 11 
Kaolinita (%) 7 11 21 
Pirita (%)  1 1 
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En la Tabla 4-4 se hace una breve descripción de los minerales encontrados en el 
campo.(“Mineral,” n.d.) 







Material primario en las calizas, también es material 
cementante en las arenas. 
CaCO3 
Dolomita 
Carbonato de calcio y magnesio, reacciona más 





Tabla 4-4: (Continuación) 
Nombre del 
mineral 
Descripción Fórmula Química 
Ilita Mineral arcilloso, no hinchable KAl2(AlSi3O10)(OH)2 
Kaolinita Mineral arcilloso, no hinchable Al4(Si4O10)(OH)8 
K-Feldspar Mineral de formación KAlSi3O8 
Na-Feldspar Miembro de las plagioclasas NaAlSi3O8 
Pirita El sulfuro insoluble del hierro ocurre 
como nódulos asociados a residuo 
orgánico 
FeS2 
Cuarzo Material primario de las arenas, 
estable en acido. 
SiO2 




Siderita Carbonato de hierro FeCO3 
 
 
4.3  Arreglo de Inyección. 
El campo está sometido a inyección de agua en un arreglo de cinco pozos 
estructurado como aparece en la Figura 4-2. Los pozos serán numerados de 0 a 4, 
siendo 0 el inyector, 1 el pozo productor ubicado al norte del inyector y los otros 
productores siguiendo las manecillas del reloj. 
 
Figura 4-2 Nomenclatura de Pozos en el Sistema de Inyección. Elaboración propia. 
 
La ubicación de los pozos se presenta teniendo en cuenta la profundidad hasta el tope 
de la arena inferior. La ubicación real de los pozos en coordenadas x-y en metros se 
presenta a continuación en la  Figura 4-3, así mismo el eje x corresponde al este y el 
eje y corresponde al norte. Adicionalmente las líneas  azules corresponden a fallas. 
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Figura 4-3:  Ubicación de Pozos Respecto al Tope de la Arena Inferior. 
 
Aunque según la gráfica los pozos se ven montados, en la realidad no es así, en la 




Tabla 4-5:  Coordenadas de los Pozos en Metros al Tope de la Arena Productora. 
 
Pozo Coordenadas 
Norte (m) Este (m) 
0 953441.50 944835.00 
1 953690.00 944608.00 
2 953898.00 945066.00 
3 953426.50 944834.00  




4.4  Estado Mecánico de los Pozos en el Arreglo de 
Inyección.  
En términos generales estos pozos son completados con revestimiento de 9 5/8” hasta 
generalmente 1000 pies y revestimiento de 7” hasta la profundidad total del pozo. 
Como tubería de producción utilizan una sarta de 3 ½”. Como sistema de 
levantamiento se utiliza bomba electro sumergible (ESP) o bombeo por cavidades 
progresivas (PCP), ubicado debajo de todos los perforados con el fin de generar un 
mayor drawdown a todas las zonas de interés. 
Los pozos son relativamente someros no superan los 3800 pies en profundidad 
medida (MD), estos pozos son tipo ¨J¨, la desviación máxima del pozo es 44 grados, 
como se ilustra en la Figura 4-4, en la cual se grafica la desviación del pozo vs. la 
profundidad medida de cada uno de los pozos presentes, el pozo o es la curva de 
color fucsia, el pozo 1 es la curva azul, el pozo 2 es la curva verde, la curva de color 
amarillo corresponde al pozo 3 y la curva naranja corresponde al pozo 4. 
 
Figura 4-4:  Inclinación vs. Profundidad de los Pozos. 
4.5 Características de los Fluidos de Producción. 
Respecto a los fluidos producidos se encuentran los siguientes datos promedio: crudo 
con una gravedad API de 27.2 grados, la gravedad específica del gas es 
aproximadamente 0.78, la presión de burbuja es de 112 psi,  viscosidad del aceite a la 
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presión de burbuja 9.3 cP, Rs (scf/stb) 223 y un factor volumétrico del aceite de 1.051 
(RB/STB). La Tabla 4-6, muestra la gravedad API de los pozos productores, la 
salinidad del agua producida y fecha de perforación de cada pozo, así como la presión 
promedia medida en cabeza de pozo. 
Tabla 4-6: Datos Adicionales de los Pozos. 






Presión en cabeza 
promedio (psi) 
0 Agosto 11-2005 N/A 250 1624 
1 Julio 31-2007 26.6 408 45 
2 Junio 25-2007 28 402 55 
3 Junio 11-2006 28.7 1004 73 
4 Julio 13-2006 29 929 45 
 
En Tabla 4-7 se comparan las viscosidades de los crudos a 60̊ F y 14.7 psi, ya que el 
API indica que debe ser a estas condiciones, con la viscosidad a 115 ̊F que 
corresponde al dato promedio del campo  y la misma presión.  
Tabla 4-7: Valores de Viscosidad del Crudo a Diferentes Temperaturas. 
API del 
crudo 
Viscosidad del crudo (cP) @ 60 ̊F 
y 14.7 psi 
Viscosidad del crudo (cP) @ 115̊ F 
y 14.7 psi 
26.6 13.15 8.79 
28 10.45 7.02 
28.7 9.36 6.31 
29 8.94 6.03 
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4.6 Agua de Inyección. 
Para agua de inyección se dispone de un análisis iónico identificado como agua de 
inyección mañana y la otra como agua de inyección tarde. Los análisis iónicos del 
agua de inyección se describen en la Tabla 4-8. Se observa que el agua de inyección 
puede llegar a ser incrustante debido a la presencia de iones calcio e iones 
carbonatos.  
Tabla 4-8:  Análisis Iónico del Agua de Inyección. 
MUESTRA Ph 
Fe            
ppm 
CaCO3            
ppm 
Ca++        
ppm 
Ba           
ppm 
SO4-            
ppm 
Cl         
ppm 











6.93 0.28 220 88 5 0 280.3 414.8 38 
 
Se presenta además unos registros fotográficos de la tubería de producción, Figura 
4-5, en donde hay evidencia de scale y ya que este efervesce vigorosamente en 
presencia de ácido clorhídrico se comprueba que el agua de inyección es incrustante a 
carbonato de calcio. 
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5 Estudio Metodológico de la Inyección de 
Agua al Caso de Campo. 
En este capítulo se muestran los análisis llevados a cabo en el arreglo de  inyección 
propuesto, para identificar posibles problemas asociados a la inyección y/o producción, 
así como una solución alternativa a los mismos. Se muestra de forma detallada la 
aplicación metodológica propuesta, los resultados y el análisis de los mismos.  
 
5.1 Información obtenida de estados mecánicos. 
En el capítulo anterior se encuentra una sección de estados mecánicos en la cual se 
describe el tipo de pozo y desviación de los mismos entre otros parámetros, razón por 
la cual en esta sección se describirá la parte de zonas cañoneadas que no se 
encuentran previamente. En la Tabla 5-1 se describen los perforados encontrados 
según estado mecánico, por nomenclatura Arena superior (AS), arena inferior (AI), y el 
número que lo acompaña es el miembro identificado en cada arena. Cabe aclarar que 
el número mayor es más profundo que el número menor. 
Las profundidades medidas MD (por sus siglas en inglés) en pies y la densidad de 
cañoneo en tiros por pie (tpp), generalmente están a 12 tpp en caso contrario se 
reportan en la tabla. Estos datos son tomados de los estados mecánicos de los pozos. 
Tabla 5-1:  Zonas Cañoneadas Según Estados Mecánicos. 
Formación Pozo 0 Pozo 1 Pozo 2 Pozo 3 Pozo 4 
AI1 2620- 2640’ 2540- 2550’ 2920- 2930’ 2260- 2270’ 2470- 2480’ 
AI2 2720- 2740‘ 2650- 2660’ 3010- 3020’ 2360- 2370’ 2560- 2570’ 














Tabla 5-1:    (Continuación) 
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Formación Pozo 0 Pozo 1 Pozo 2 Pozo 3 Pozo 4 
AI4 3040-3090’ 








AI6  2890-2900’  2980-2990’ 3100-3110 
 
Como se observa en la descripción de los perforados la formación AI4 no está 
presente en el pozo 1 y la formación AI6 no está presente en  el pozo 0 ni el 2, lo cual 
se puede asociar a que estas formaciones no fueron cañoneadas o que no están 
presentes posiblemente por una falla. 
En la Figura 5-1 se presenta el gráfico de los pozos en una visión X-sección con el fin 
de evaluar si las zonas que no aparecen en el estado mecánico se deben a que no 
estén presentes en el registro o a que no fueron cañoneadas. En la figura se 
representa con la línea verde la curva del registro gamma ray y con la curva roja la 
resistividad profunda. Se observa que la zona no está presente, dato que se confirma 




Figura 5-1 Vista X-Sección de los Pozos. 
 
A partir de los registros eléctricos se realiza una revisión de la data disponible como se 
reporta en Tabla 5-2, con el objetivo de identificar si es necesario construir registros 
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Tabla 5-2:  Inventario de Registros Eléctricos por Pozo. 
Pozo Registros disponibles 
0 Porosidad neutrón, gamma ray, densidad, Resistivo, Volumen de shale 
(Vshl). ILT 
1 Porosidad efectiva, gamma ray, densidad, DTC, resistivo 
2 Porosidad efectiva, gamma ray, densidad, DTC, resistivo. RMT 
3 Porosidad efectiva, gamma ray, densidad, resistivo 
4 Porosidad efectiva, gamma ray, densidad, resistivo 
5.2  Análisis de Registros Eléctricos. 
Se analizan los registros eléctricos para identificar las zonas de GR limpio y GR sucio 
y determinar nuevas zonas que no han sido cañoneadas, así como el valor del 
espesor neto que se determinará no solo por la zona más limpia, sino por los valores 
de resistividad y porosidad: 
Los métodos usados para hallar el Gamma Ray  limpio y sucio fueron: 
1. Gráfico GR vs. GR.  
2. Gráfico de Densidad vs. Gamma Ray. 
3. Resistividad profunda vs. Gamma Ray. 
 
A continuación se presenta el paso a paso para el análisis de registros eléctricos 
llevados a cabo para el pozo 0. 
Para la curva  Gamma Ray vs. Gamma Ray indicado en la Figura 5-2 se observan 
todos los puntos disponibles en el registro. El Gamma Ray limpio corresponde al 
menor valor encontrado, que corresponde a 19, pero para el Gamma Ray sucio 
aparecen dos posibles puntos. 
En la Figura 5-3, se seleccionan las posibles zonas del Gamma Ray sucio 




   
Figura 5-2:  Histograma GR vs GR Pozo 0. 
 
Figura 5-3:  Selección de GR Shale en el Histograma GR vs GR Pozo 0. 
 
Se selecciona entonces los valores del circulo A para determinar cuál puede ser valor 
de Gamma Ray shale, como se ilustra en la Figura 5-4. Se observa en la parte 
derecha de la gráfica que las arenas inferiores se estaría castigando las arena, ya que 
el Gamma Ray limpio y sucio estarían muy cerca. 
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Figura 5-4:  Selección GR shale del Histograma GR vs GR Pozo 0 Zona A. 
 
Para la zona B el valor de GR shale es 127 y se observa en la Figura 5-5. 
 
Figura 5-5:  Selección GR Shale del Histograma GR vs GR Pozo 0 Zona B. 
  
Otra alternativa para  hallar los valores de Gamma Ray limpio y sucio es con el gráfico 
Densidad (RHOB) vs Gamma Ray (GR), estas curvas están representadas en azul el 
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gamma ray y en rojo la densidad, de la nube de puntos generada se toma el menor 
valor  para Gamma Ray limpio  y el punto donde se presenta la inflexión de la gráfica 
es el Gamma Ray Shale , esto se muestra en la Figura 5-6  de a que se obtiene un 
valor del Gamma Ray limpio de 18  y de shale de 124.  
 
 
Figura 5-6:  Histograma  RHOB vs GR Pozo 0. 
 
Otro método de validación de los valores de Gamma Ray es el gráfico de Resistividad 
Profunda (LLD o ResD) vs Gamma Ray (GR), los valores fueron determinados al igual 
que el método anterior con el mínimo valor de la nube de puntos y el punto del área de 
inflexión. El Gamma Ray limpio tiene un valor de 16 y el Gamma Ray shale de 112, 
como se puede observar en la Figura 5-7. 
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Figura 5-7:  Histograma  Resistividad vs GR Pozo 0. 
 
Para los otros pozos se realiza el mismo análisis descrito con anterioridad y los 
resultados obtenidos se reportan en la Tabla 5-3, el reporte gráfico de los pozos se 
encuentra en el capítulo de anexos.  
Tabla 5-3 Valores de Gamma Ray Limpio y Sucio de los Pozos por los Diferentes 
Métodos.  
Pozo 
GR vs. GR RHOB vs. GR ResD vs. GR 
Promedio 
Pozo 
GRcln GRshl GRcln GRshl GRcln GRshl GRcln GRshl 
0 19 127 18 124 16 112 18 121 
1 17 145 20 134 20 91 19 123 
2 20 100 25 128 25 102 23 110 
3 26 88 33 122 34 93 31 101 
4 20 95 19 128 20 103 20 109 






5.2.1 Estimación del volumen de shale.  A partir de los datos de la Tabla 5-3 se 
obtiene el índice de shale (IS)  para la zona de estudio. En la Figura 5-8 se 
muestran los valores de volumen de shale calculados con las correlaciones.  
La curva Vsh corresponde al valor que se tiene como referencia de calibración, la 
curva verde a los valores obtenidos con la correlación de Clavier, la roja a Larinov, la 
azul a Stieber y la negra al índice de shale. 
 
Figura 5-8:  Valores de Volumen de Shale a Partir de Varias Correlaciones. 
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Se observa que las relaciones empíricas más cercanas al valor de volumen de shale 
como referencia son Stieber y Larinov, para efectos visuales las otras curvas serán 
eliminadas con el fin de decidir con cuál factor de correlación se seguirá trabajando 
este campo, esto se reporta en la Figura 5-9 
 
 




De lo anterior se decide utilizar el valor de volumen de shale obtenido con la 
correlación de  Larinov para los casos en que no se tenga este dato en las curvas 
suministradas. 
5.2.2 Estimación de la resistividad.   Para el cálculo de Rwc se utiliza como 
dato la temperatura (Tw) de 80 grados Fahrenheit  correspondiente a la 
temperatura del lugar donde se miden los cloruros 
A continuación se muestra la forma de hallar el Rw a partir de las partes por millón de 
cloruro de sodio. 
Los datos utilizados son: 
Gradiente de temperatura :  1.1 ̊ F/100 ft. 
Salinidad en cloruros pozo 1: 391 ppm 
Temperatura ambiente:  80  ̊F.  
Luego de la ecuación vista en el capítulo 3 se halla en Rw. 
300 * 1.65 = 645 ppm de cloruro de sodio. 
En la  
Figura 5-10, en el eje x se encuentra la temperatura ( tener especial precaución con 
las unidades ) con el de  80 °F se busca la curva de ppm de NaCl en el eje “Y”  y luego 





Metodología y evaluación de la producción de hidrocarburos en un arreglo 






Figura 5-10: Valor de Resistividad  a Partir de las Partes por Millón de Cloruro de 
Sodio.(Schlumberger, 1975) 
Tantos los datos de salinidad de los otros pozos como los valores de Rw se reportan  
en la Tabla 5-4 
Tabla 5-4: Valores de la Salinidad del Agua de Producción de los Pozos. 
Pozo ppm Cl @ 80F ppm NaCl Rw @ 80F 
1 391 645 7 
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2 400 660 7 
 
Tabla 5-4: ( Continuación) 
 
Pozo ppm Cl @ 80F ppm NaCl Rw @ 80F 
3 969 1148.4 4 
4 920 1518 3 
 
Este valor de Rw se usa más adelante en los cálculos de saturación de agua. El pozo 
cero es inyector por lo que  no tiene valor de Rw.  
Tanto por los valores de salinidad como las formaciones presentes en el área de 
estudio se puede ver la influencia de la falla presente. Así mismo se requiere conocer 
la resistividad profunda de cada zona, cuyos valores se reportan en la Tabla 5-5. 
Tabla 5-5: Valores de Resistividad Profunda Tomada de Registros (ohmio-metro). 
Pozo AS5 AI1 AI2 AI3 AI4 AI6 
Promedio 
pozo 
0 235 410.78 597.95 412.55 645.29  460.31 
1  341.28 164.77 404.4  191.30 275.44 
2 481.19 504.73 792.16 561.18 233.53  514.56 
3  426 316.96 453.88 834.75 24.37 411.19 
4  191 338 372 1405.5 29.26 467.15 
Promedio 
formación 
358.1 374.8 441.97 440.80 779.77 81.64 412.85 
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5.2.3 Estimación de la porosidad. A continuación se muestra la curva 
generada y los valores promedios de porosidad calculados tabulados para 
cada pozo.  
Las curvas encontradas son con sus respectivos colores son: La porosidad densidad 
(verde continua),Porosidad efectiva ( morada ), porosidad neutrón (azul) 
 Se muestra la construcción de la curva sintética de porosidad efectiva para el pozo 0 




Figura 5-11:  Curva Sintética de Porosidad Efectiva Pozo 0. 
  
Los valores promedio de la porosidad efectiva se registran en la Tabla 5-6 
 
Tabla 5-6: Valores de Porosidad Efectiva de los Pozos en Porcentaje. 
Pozo AS5 AI1 AI2 AI3 AI4 AI6 Promedio pozo 
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0 18.5 14.8 20.36 12.56 16.13  16.47 
1  17.2 15.2 11.2  7.4 12.75 
2 14.9 14.7 17.9 8.7 13.5  14.54 
3  11.34 16.15 9.3 12.9 11.5 12.24 
4  12.82 14.61 9.0 11.48 10.26 11.63 




Los valores promedio de la porosidad absoluta se registran en la Tabla 5-7 
Tabla 5-7:  Valores de Porosidad Absoluta de los Pozos en Porcentaje. 
Pozo AS5 AI1 AI2 AI3 AI4 AI6 Promedio pozo 
0 22.2 21.39 25.68 20.24 19.93  21.89 
1  25.81 25.23 20.02  19.54 22.65 
2 20.74 25.05 25.58 20.44 20.44  22.88 
3  20.18 23.49 18.17 16.12 20.51 19.69 
4  21.06 21.27 17.44 16.52 20.83 19.42 
Promedio formación 21.47 22.70 24.25 19.26 18.25 20.29 20.71 
 
5.2.4 Estimación de saturación. Los valores de saturación de agua se hallan a 
partir de la relación de Archie.  
Los valores del coeficiente de factor de formación (a) varían desde 0.62 hasta 1, 
dependiendo del tipo de roca, de esta forma  es 1 para carbonatos, 0.81 para arenas 
consolidadas y 0.62 para arenas no  consolidadas. De igual forma  el coeficiente de 
cementación (m) varía entre 2 y 2.15, siendo 2 para carbonatos y arenas consolidadas 
y de 2.15 para  arenas no  consolidadas (Schlumberger, 1975). 
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El caso de estudio son arenas consolidadas por lo que se toma el valor de 0.81 y 2 
para m. Con todos los valores calculados anteriormente y la ecuación de saturación de 
agua se puede hallar la saturación de agua, como se indica en la Tabla 5-8. 
Tabla 5-8: Valores de Saturación de Agua en Porcentaje. 
Pozo AS5 AI1 AI2 AI3 AI4 AI6 Promedio pozo 
1  4.99 7.35 5.91  8.81 6.77 
2 5.23 4.23 3.31 4.92 7.62  5.02 
3  4.32 4.30 4.65 3.86 17.78 6.98 
4  5.36 3.99 4.63 2.52 13.83 6.07 
Promedio formación 5.23 4.73 4.74 5.03 4.67 13.47 6.21 
 
5.2.5 Cálculo de reservas. El petróleo original se calcula con la ecuación =
∗ ∗ ∗ ∅ ∗ ( − )/                                        (2-1) citada 
anteriormente y con los valores tabulados en las secciones anteriores. El espesor de 
cada formación se toma como el espesor cañoneado y el factor de recobro usado fue  
20 debido a valores promedios de la zona del valle superior del Magdalena (“Proyectos 
de recobro y nuevas exploraciones impulsan al valle superior del Magdalena,” 2014).  
 
El dato de área de yacimiento se toma cómo el dato de la superficie del contorno  de 
40.9 acres, tomada de la ubicación de los pozos en fondo vistas en capítulos 
anteriores 
 
En la Tabla 5-9, se muestran los valores calculados para el petróleo original y las 
reservas.  
Tabla 5-9: Calculo Reservas de los Pozos. 
Pozo   AS5 AI1 AI2 AI3 AI4 AI6 Total  
1 h (ft)   10 10 20   10 50 
1 N (bbl)   519,543 459,023 676,552   223,439 1,878,557 
1 Reservas 
(bbl) 
  103,909 91,805 135,310 0 44,688 375,711 
2 h (ft) 10 10 10 30 20   80 
2 N (bbl) 450,05
9 
444,062 540,779 788,382 815,347   3,038,629 
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90,012 88,812 108,156 157,676 163,069   607,726 
3 h (ft)   10 10 30 20 10 80 
3 N (bbl)   342,559 487,860 842,776 779,403 346,925 2,799,523 
3 Reservas 
(bbl) 
  68,512 97,572 168,555 155,881 69,385 559,905 
4 h (ft)   10 10 30 20 10 80 
4 N (bbl)   387,227 441,354 815,591 186,220 83,121 1,913,512 
4 Reservas 
(bbl) 
  77,445 88,271 163,118 37,244   366,078 
 
Se espera que este anillo produzca 366078 barriles de petróleo. Este dato se valida 
con los análisis de las curvas de producción. 
 
5.2.6 Registros especiales.  Se lleva a cabo el análisis de unos registros 
especiales como el PLT, ILT y RMT. De éstos sólo se cuenta con el ILT del inyector y 
el RMT del pozo 2. Cabe aclarar que de estos registros no se tiene la data cruda sino 
la data interpretada, por tal razón no se podrán interpretar los resultados. 
Respecto al pozo inyector se observa que sólo en  2 zonas se están distribuyendo el 
agua inyectada, estas son la arena inferior 3 la cual toma el 48.2% del agua inyectada 
y la arena AI4 el 51.8 % restante. Queriendo decir que las arenas A1 y  2 no están 
siendo favorecidas por la inyección, razón por la cual este pozo es candidato a mejorar 
el perfil de inyección, sea con cambio de completamiento en el pozo o con un 
modificador de permeabilidad relativa permitiendo que las otras zonas tomen también 
agua. 
En la Figura 5-12 se observan los resultados descritos anteriormente, la curva roja 
indica el detector de collares, en el segundo track está la profundidad del pozo en pies  




Figura 5-12: Resultados Perfil de Inyección Pozo 0. 
 
Respecto al RMT del pozo 2 este se corrió en modo carbón-oxigeno con el fin de 
identificar qué zonas están produciendo y que tipo de fluidos.  
La descripción de las curvas en cada track es: 
▪ Track 1: volumen de shale y porosidad efectiva. 
▪ Track  de Profundidad : perforados, profundidad en MD y densidad de fluidos. 
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▪ Track 2: Gamma ray, y activación de oxígeno. 
▪ Track 3: Radio carbón-oxígeno y radio calcio-sílice. 
▪ Track 4: Corrección de relación carbono/oxígeno para 100% de saturación al 
petróleo y para 0% de saturación al petróleo. 
▪ Track 5: Saturación efectiva de petróleo. 
▪ Track 6: Porosidad efectiva, volumen efectivo de agua. 
 
 
La curva de activación de Oxígeno (OAI2) track 2 indica flujo cruzado de agua. De 
acuerdo a lo indicado por la curva, hay flujo de agua saliendo por los perforados del 
intervalo 3340 -3350’ y entrando por los perforados en los intervalos 3010 - 
3020’,  2920 - 2930’ y 2450 - 2460’. 
Es posible que también el intervalo  perforado más profundo  3440’ – 3450’ este 
tomando agua pero esto no lo muestra el índice de oxígeno ya que este solo muestra 
movimiento de agua hacia arriba debido a la configuración de la herramienta. 
De acuerdo a la relación carbono/oxígeno y la saturación de petróleo se determinan 
cuáles zonas podrían llegar a ser prospectivas para producir crudo en este pozo, 
adicionales a las ya cañoneadas. Esas zonas nuevas zonas son 2450 - 2460’, 2890 -
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5.3 Monitoreo de la Inyección de Agua a Partir del 
Desempeño de los Pozos Productores. 
 
En esta sección se analizan todas las curvas de diagnóstico vistas anteriormente para 
identificar los pozos productores  que pueden ser candidatos a estimulación o a control 
de agua. 
El pozo inyector se analiza mediante el Hallplot que no es más que la curva entre el 
fluido inyectado y la presión inyectada, cualquier desviación de la curva indica que 
puede existir una canalización, taponamiento o por el contrario inyección estable. 
Como se puede ver en la Figura 5-14 la inyección de este pozo ha sido estable. 
 
 
Figura 5-14:  Gráfica Hall del Pozo Cero. 
 
Los análisis que se llevan a cabo en los pozos productores incluyen: 
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▪ Curva de producción tipo. 
▪ Gráfico semilog de RAP vs. petróleo acumulado. 
▪ Gráfico log-log caudal de petróleo y agua vs. el tiempo. 
▪ Curva de declinación. 
▪ Gráfico log-log WOR - WOR´ vs acumulado del tiempo. 
 
Curva de producción tipo incluye en ejes cartesianos el caudal de fluidos versus el 
tiempo. En la Figura 5-15 se presenta la curva de producción del pozo 1. 
 
Figura 5-15:  Curva de Producción Tipo Pozo 1.  
 
De la gráfica anterior se puede determinar que el pozo tuvo un pico de producción de 
petróleo de 1400 bpd, valor que nunca se volvió a recuperar, y tuvo presencia de agua 
en todo el periodo productivo. Esta agua se incrementa con el tiempo, el valor actual 
de bsw es casi 90 por ciento, pero en el periodo de junio del 2009 hasta octubre del 
2012 la producción de pozo tiende a ser estable hasta que de nuevo se incrementa la 
producción de agua. Se sugiere evaluar  qué pudo pasar en el periodo de tiempo 
anterior en pozos cercanos que permitió que esta producción fuera estable 
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Adicionalmente como los pozos fueron perforados en tiempos diferentes, se requiere 
llevar todos los pozos al tiempo cero que corresponde al primer pozo perforado, esto 
con el fin de ver efectos de todos al mismo estado de tiempo. 
Como se describe en la Figura 5-16, para efectos de comparación se grafica sólo la 
producción  de hidrocarburo, de lo cual se observa que el pozo cuyo pico de 
producción de hidrocarburo más alto fue el pozo 1 y el más bajo fue el pozo 2. El pozo 
3 tuvo incremento de producción de hidrocarburos hacia el día 1000. Así mismo el 
pozo 4 se ha mantenido con la misma producción desde el día 1100 hasta el 3200. El 
pozo con menor producción es el pozo 2. 
 
 
Figura 5-16: Producción de Hidrocarburos Todos los Pozos Tiempo Inicial Cero. 
 
Se realiza el mismo gráfico pero con producción de agua y el comportamiento del 
mismo se observa en la Figura 5-17, en la cual se observa que el pozo cuyo pico de 
producción de agua y que se ha mantenido con el tiempo es el pozo 2. El pozo con 




Figura 5-17:  Producción de Agua todos los Pozos Tiempo Inicial Cero. 
 
El gráfico anterior permite ver el comportamiento de todos los pozos poniendo en 
producción todos en el día cero, pero la realidad del campo es otra. A continuación se 
presenta la misma gráfica con la fecha real de los pozos, con esta gráfica se pretende 
identificar si hay alguna variación de producción con la intervención de otro pozo, en el 
mismo día o tiempo después. Así mismo se incluye la inyección del pozo cero para 
evaluar en conjunto lo que sucede en ese anillo  
Adicionalmente como los pozos fueron perforados en tiempos diferentes, se requiere 
llevar todos los pozos al tiempo cero que corresponde al primer pozo perforado y la 
producción-inyección de los otros pozos será cero hasta que se pongan a producir o 
inyectar según sea el caso, esto con el fin de ver efectos de todos al mismo estado de 
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 Figura 5-18: Producción de Hidrocarburos Todos los Pozos Tiempo Inicial  
Real.  
 
De la gráfica anterior se observa que mientras el pozo 3 incrementa su producción de 
hidrocarburos, para la misma época el pozo 4 pierde producción. Se evidencia que los 
pozos tienen alguna conexión pero no se sabe cuál es su comportamiento con el pozo 
inyector, razón por la cual al gráfico anterior se le incluye el inyector y se observa que 
cuando el inyector disminuye la inyección de agua todos los pozos presentan 
disminución de producción de hidrocarburo, pero cuando hay aumento de inyección el 
pozo que más responde a producción de hidrocarburos es el pozo 3, tal como lo indica 
la Figura 5-19.  Con este análisis se puede identificar que todos los pozos en el anillo 




Figura 5-19:  Producción de Hidrocarburos Todos los Pozos Tiempo Inicial  Real 
Incluyendo el Inyector. 
 
Se realiza el mismo análisis pero ahora con la producción de agua como se muestra 
en la Figura 5-20. 
 
Figura 5-20:  Producción de Agua Todos los Pozos Tiempo Inicial Real. 
Se puede observar que nuevamente todos los pozos responden a la inyección del 
pozo inyector, ya que cuando cae la inyección de agua en todos los pozos productores 
la producción de agua también se cae y este cambio es inmediato, lo cual da un indicio 
de alguna canalización, pero esto debe confirmarse con las curvas de diagnóstico.  
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Otra curva de diagnóstico en coordenadas cartesianas es la producción de 
hidrocarburo y corte de agua vs tiempo con el fin de evaluar en qué punto la 
producción de agua supera la de hidrocarburo. Mediante esta técnica se comprueba 
que este corte no es necesariamente cuando el BSW del pozo esté en el 50 %. 
Para el pozo 1, en la Figura 5-21 se observa que en el día 390 el pozo ya presenta un 
BSW de 48% y que a partir de este punto la producción de hidrocarburo cae  hasta el 
día 1086 en donde el crudo se estabiliza. 
 
 
Figura 5-21: Producción de Petróleo por día y Bsw vs Tiempo Pozo 1. 
 
Se realiza el mismo análisis para los otros pozos productores.  Se encuentra el 
resumen en Tabla 5-10, pero los gráficos correspondiente se pueden encontrar en la 
















































1 48 570 390 
A partir del punto de quiebre la 
producción de hidrocarburo cae hasta 
el día 1086 en donde el crudo se 
estabiliza 
2    
No presenta quiebre de producción de 
petróleo 
3 25 460 1225 
El pozo presenta un incremento de 
producción de petróleo, se identifican 
dos puntos de quiebre, pero se toma 
el segundo punto en donde ya se ve 
la tendencia a seguir declinando la 
producción. En el día 1769 hay 
cambio de declinación de  producción 
de petróleo y se estabiliza 
4 32 409 410  
 
Existen otros gráficos en coordenadas log-log utilizadas como curvas de diagnóstico. A 
continuación se presenta las curvas de declinación para determinar si la caída de 
hidrocarburos se debe a una declinación normal o por un daño adicional. Estos 
gráficos se realizan no solo para la producción de hidrocarburo sino también con 
fluidos totales, ya que así se puede evidenciar si existen pozos que no presentan 
declinación en fluido total pero sí en hidrocarburo, lo cual da un indicio que el agua se 
puede estar recirculando. 
En la Figura 5-22 se observa la curva de declinación para el pozo 1 pero teniendo en 
cuenta sólo la producción de hidrocarburo, en la cual se observa que el pozo 
efectivamente ha cambiado varias veces su tendencia de declinación, sin embargo la 
más significativa es la curva sombreada en la cual se observa en vez de declinar, 
aumenta.  
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Figura 5-22: Curva de Declinación de Hidrocarburo del Pozo 1. 
 
En la curva de declinación con fluidos totales para el pozo 1 se observa que la 
declinación es diferente a la mostrada en la curva de hidrocarburo siendo mayor la 
declinación de  hidrocarburos lo cual indica que el agua viene incrementando y este 
pozo no es candidato estimulación, pero sí a control de agua. Efecto que se puede 




Figura 5-23: Curva de Declinación de Fluido Total del Pozo 1. 
 
En la Figura 5-24 se grafican todos los pozos y se observa que tienen el mismo 
comportamiento en producción de hidrocarburos, y que en algún momento estos 
pozos han presentado cambio de declinación obteniéndose ganancia de hidrocarburo. 
 
Figura 5-24: Curva de Declinación de Hidrocarburo Todos los Pozos. 
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Se lleva a cabo la misma comparación con fluido total y se observa que a excepción 
del pozo 3 todos los pozos presentan incremento de producción, lo cual indica que 
estos pozos no presentan declinación y todos son candidatos a control de agua, como 
se observa en la Figura 5-25. 
 
 
Figura 5-25: Curva de Declinación de Fluido Total Todos los Pozos. 
Se utilizan también las curvas de Chan con el fin de observar el comportamiento de la 
entrada de agua y determinar el tipo de problema asociado a la producción de agua. 
Al igual que en los análisis anteriores se evalúa primero un pozo y luego se coloca un 
gráfico con todos los pozos, para así facilitar el análisis del anillo. 
Se puede observar  que el pozo 1 viene una producción normal, pero luego hay una 
comunicación en el día 623 que luego se sigue comportando como canalización. En la 






Figura 5-26: Relación Agua-Crudo y su Derivada Contra el Acumulado del Tiempo 
del Pozo 1. 
 
Se realiza el mismo análisis para todos los pozos, cuyos gráficos se encuentran en la 
parte de anexos. El resumen del comportamiento de la producción de agua se indica  
Tabla 5-11 a continuación 
Tabla 5-11:  Comportamiento de Producción de Agua en Todos los Pozos. 
Pozo Tipo de entrada de agua Comentario 
1 Comunicación Se presenta la comunicación en el día 623 
2 Comunicación Se presenta la comunicación en el día 295 
3 Comunicación Se presenta la comunicación en el día 115 
4 Comunicación Se presenta la comunicación en el día 200 
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Se realiza el análisis de la relación agua-petróleo de todos los pozos como se indica 
en la  Figura 5-27y se  observa que los pozo 1 y 2 siempre han tenido mayor relación 
agua-petróleo, así mismo los pozos 3 y 4 han tenido un comportamiento de producción 




Figura 5-27: Relación Agua-Petróleo Contra el Acumulado del Tiempo de Todos los 
Pozos. 
 
La curva de diagnóstico del acumulado de petróleo versus el corte de petróleo 
(relación entre el petróleo producido y la producción total) en escala logarítmica se 
utiliza con el fin de observar el momento en el que la producción de hidrocarburo no es 
eficiente. En términos generales la curva está compuesta de dos partes una en la que 
el corte de petróleo es estable o inclusive incrementado, pero luego de un tiempo esta 




Siguiendo el análisis anterior para el pozo 1 se observa que el punto de quiebre en el 
cual la producción incremental de hidrocarburo ya no es mayor corresponde a cuando 
hay un corte de 0.51 y un acumulado de producción de 446377 bbl de petróleo 
correspondiente al día 455 de producción. Lo anterior se evidencia en la Figura 5-28. 
 
Figura 5-28: Corte de Petróleo vs Acumulado en Producción de Petróleo Pozo 1. 
 
Se realiza el mismo ejercicio para todos los pozos y se observa  que aunque la curva 
de petróleo acumulado ya no varía mucho en el día 446 de los pozos 1 y 2, se observa 
que el pozo 2 sólo ha producido 198992 bbl de petróleo mientras que el pozo 1 
produjo 446377 a la misma fecha. Adicionalmente, el pozo 1 en esa época sólo tiene 
un corte de petróleo de 0.51 contra 2.2 del pozo 2. Luego, es posible que el pozo 2 no 
haya drenado apropiadamente todo el hidrocarburo ya que desde sus inicios de 
producción ha empezado con un corte de agua de 0.5. 
El análisis debe realizarse con mucha precaución en los datos, puesto que el pozo 4 
se puede malinterpretar el dato de corte de petróleo, ya que se hace una intervención 
al pozo y se observa cómo se recupera el petróleo, por esta razón se considera que el 
trabajo de inhibición de scale fue exitoso para este pozo en particular. Este dato fue 
tomado después de la recuperación de hidrocarburo al que tuvo lugar. Estas curvas  
se identifican en la Figura 5-29. 
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Figura 5-29: Corte de Petróleo vs Acumulado en Producción de Petróleo Todos los 
Pozos. 
Así mismo en la Tabla 5-12 se observa las observaciones de este tipo de curvas. 
Tabla 5-12: Comportamiento de Corte de Petróleo Versus el Acumulado de 
Producción Todos los Pozos. 
Pozo 
Producción 
acumulada en la cual 
la curva no varía 
mucho (bbl) 
Día en que él no se ve 
variación adicional a la 
producción de petróleo 
total 
Corte de petróleo en el que 
no se ve variación adicional 
a la producción de petróleo 
total 
1 446377 455 0.51 
2 198992 446 0.2 
3 755267 1545 0.6 
4 572436 1879 0.24 
 
Complementando el análisis de la curva de corte de petróleo vs acumulado de petróleo 
se observa que existen pozos que al día actual tienen un corte de agua de  0.04 (pozo 
1) y 0.02 ( pozo 2) de corte de petróleo, por lo tanto pueden ser candidatos a sellar 
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zonas, identificar por donde se está recirculando el agua por medio de un PLT, RMT y 
registros en el pozo inyector para identificar zonas que no están tomando agua con el 
fin de evaluar si se modifica la inyección para recupera más en el pozo 2. Datos 
adicionales de la curva anterior se pueden ver en la Tabla 5-13. 
 
Tabla 5-13: Producción Actual de Petróleo, Días Acumulados de Producción y Corte 
Actual de Petróleo.  
Pozo 
Producción al 















Evaluar que zonas están 
recirculando el agua, PLT, 







Evaluar que zonas están 
recirculando el agua, PLT, 
RMT, o sellar el pozo. Este 












3155 0.1  
 
La data anterior de producción se compara con el pronóstico de las reservas de la 
Tabla 5-9 y se obtiene que todos los pozos ha recuperado los cálculos según las 
reservas y en todos los casos incremento de reservas a excepción del pozo 2, lo cual 
indica que el sistema de inyección de agua ha cumplido con el objetivo de recuperar 
un volumen adicional a las reservas y se debe recuperar lo que no se ha podido en el 
pozo 2, luego el pozo 2 es candidato para recuperar e incrementar producción. Por 
cálculo del anillo de  inyección se observa que el volumen total de petróleo inplace 
esperado es de 9630221 bbl, por cálculo de reservas que debieron recuperar es de  
1909418 pero se ha recuperado 2754126 bbl luego, el sistema de inyección ha logrado 
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incrementar la producción en 844708 lo cual indica que el factor de recobro (FR) 
secundario ha incrementado un 8.5 % valor que corresponde a lo observado por 
Castro (Castro, y otros, 2014), luego se puede pensar en un sistema de recobro que 
permita obtener más reservas. Evaluar si los pozos que ya tienen un corte de petróleo 
muy bajo como el 1 y 2,  0.04 y 0.02 respectivamente se requieren tener abiertos, o 
sellar alguna zona que favorezca el incremento de hidrocarburo. Los datos descritos 
anteriormente se describen en la Tabla 5-14, así como el factor de recobro.  
 
Tabla 5-14:  Volumen Recuperado de Hidrocarburo Versus el Petróleo Original y 





Volumen acumulado de 
producción cuando al curva es 
asintótica respecto al corte de 
petróleo(bbl) 
Volumen 




1 1878557 375711 446377 807885 47 
2 3038629 607725 198992 352304 12 
3 2799523 559904 755267 856458 31 
4 1913512 366078 572436 737479 38 
Total 9630221 1909418 1973072 2754126 29 
 
A continuación se muestra otra curva de diagnóstico de es la relación agua petróleo vs 





Figura 5-30:  Relación Agua Petróleo vs. el Acumulado de Producción de 
Hidrocarburo Pozo 1. 
 
En la gráfica anterior se compara con las reservas calculadas con el fin de obtener el 
límite económico y además indicar cuál sería la proyección de producción en caso que 
no se realice ningún cambio al pozo., para el pozo 1 se observa que para obtener las 
reservas ya se tiene una relación agua petróleo de 1.34, hoy día hay una relación agua 
petróleo de 2.75, luego nuevamente este pozo es candidato a sellar alguna zona de 
agua. 
Se realizan los mismos cálculos para  todos los pozos y se  observa que en esta área 
el menor valor de WOR es de 2.75 para el pozo 1 pero hay valores tan altos hasta 42 
para el pozo 2 y no indica a que el pozo 2 haya recuperado más hidrocarburo, todo lo 
contrario se observa como es el pozo del que aún no se recuperan sus reservas. 
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Tabla 5-15:  Volumen Recuperado de Hidrocarburo Versus el Petróleo Original y 










1 375711 1.24 2.75 Pozo candidato a control de agua 
2 607725 N/D 42 
No se halló el WOR del límite económico 
ya que el pozo empezó con un WOR de 2 
y no se han producido las reservas 
estimadas 
3 559904 0.27 4.33 
Se observa que se cambió la tendencia 
del WOR, caso que debe aplicarse a 
todos los pozos con el fin de obtener más 
hidrocarburo y menos agua 
4 366078 0.7 8.8 Pozo candidato a control de agua 
 
5.4 Selección pozo candidato a control de agua. 
Dados todos los análisis anteriores todos los pozos productores con candidatos a 
control de agua, se selecciona el pozo 2 ya que es el pozo que no ha recuperado sus 
reservas calculadas, tiene menor corte de petróleo y mayor WOR actual. 
5.5 Alternativa de solución al pozo 2. 
En esta parte del proceso se darán los parámetros de diseño para la intervención del 
pozo 2.  
Se decide llevar a cabo un trabajo de bloqueo a una de las zonas de agua para este 
pozo, se decide trabajar con la zona inferior zona 4 ubicada en 3440-3450’ y en la AI3 
ubicada en 3340-3350’, aunque el RMT no identifica que la zona en AI4 esté 
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produciendo agua,  pero se considera que esta arena debe tener el mismo 
comportamiento  que AI3.  
Los parámetros de temperatura en fondo, volúmenes de tratamiento y desplazamiento 
y máxima pion en fondo se tienen en cuenta para el diseño de la píldora, la 
cuantificación de los mismos se reporta a continuación:  
 Temperatura: el gel sellante tiene un tiempo de activación, la temperatura se 
requiere para simular el tiempo a la temperatura de fondo en la cual el gel se 
activa.  
Los parámetros para hallar la temperatura de fondo son: 
Gradiente de temperatura:     1.1 oF/100 ft 
Punto medio de perforados (ambas zonas en TVD): 2973 
Temperatura ambiente: 80 oF  
Temperatura de fondo:  113 o F.  
 
 Volúmenes de tratamiento y de desplazamiento: 
 
Para la salmuera de desplazamiento: 
Tubería de trabajo  3 ½” EUE - 9.3 #/ft - ID: 2.992” - 0.0087 bbl/ft . Desplazando a 
tope de perorados se requiere de: 
A 3340 pies:  29 bbl 
Y para 3440 pies: 30 bbl 
  
Para el volumen de tratamiento:  
 
Para un radio de penetración de 3 pies del tratamiento se debe considerar, la 
porosidad y  altura del intervalo y el diámetro del hueco (ver ecuación (5-1 ))  
 
        (                     (5-2 ) 
Dónde:  
Rp :  Radio de penetración (in) 
V: Volumen (bls) 
: Porosidad (Fracción) 
h :  Altura del intervalo (ft) 
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Todos los parámetros anterior se tienen luego se requiere de un volumen de 
23.99 bbl (24 bbl) como se reporta  Tabla 5-16 
Tabla 5-16. Calculo de volumen del gel sellante 
Tope de 
arena (ft) 









3440 3450 10 0.204 12.70 
3340 3350 10 0.1814 11.29 
 
 Máxima presión durante el bombeo. 
Gradiente de fractura estimado = 0.7 psi/ft PMP (TVD) = 2973 ft  
Presión para inducir fractura en fondo: 2081 psi  
Densidad del gel sellante: 10.7 libra/galón 
Presión hidrostática del gel sellante = 1654 psi  
Máxima presión en superficie para no fracturar la formación: 427 psi 
Nota: antes de realizar la inyección del tratamiento, se deberá realizar una prueba de 
inyección con el fin de determinar  la presión mínima con la que la formación  
admite, y con el fin de comparar antes y después del tratamiento sellante. 
 
 
5.6  Ejecución del tratamiento en el pozo 2. 
Se utiliza un solo empaque recuperable, debido a que se busca sellar primero la zona 
de abajo AI4 con este empaque posicionado por debajo de los perforados de la zona 
AI3 y con la punta de la tubería cerca a los perforados de la arena inferior y bombear 
el tratamiento de la zona inferior. Esperar el tiempo de fragüe y bombear el gel sellante 
en la zona superior, se asume que si la zona AI4 queda bien sellada el fluido de la otra 




Adicional, se indica que de ser necesario se debe repetir la operación, la secuencia 
operativa es: 
▪ Sacar completamiento actual de pozo 
▪ Tener tubería de trabajo disponible, generalmente se usa tubería de 3 ½”. 
▪ Bajar probando la tubería de trabajo 
▪ Posicionar y sentar empaque para trabajar en la zona AI4 
▪ Realizar prueba de infectividad para determinar tiempo de activación del gel, y 
comparar el comportamiento de los perforados antes y después de colocar el 
gel sellante. 
▪ Bombear tratamiento, esperar tiempo de fragüe, repetir prueba de infectividad. 
Si la formación aún toma fluidos, repetir operación. 
▪ Posicionar y sentar empaques en la zona AI3, bombear tratamiento, esperar 
tiempo de fragüe, repetir prueba de infectividad. Si la formación aún toma 
fluidos, repetir operación 
5.6.1 Aislamiento intervalo 3440 – 3450. 
Previo al bombeo del fluido se llena el pozo con 14. 4  bbl, a 3390 pies es de 24.9 bbl,  
luego el nivel del pozo está en 1655 pies. Este cálculo es bueno saberlo ya que se 
puede comparar una vez se haya sellado la zona en donde está el nivel del pozo. 
Luego se realiza una prueba de inyectividad para tener valores de referencia antes de 
sellar la zona y tener una idea aproximada de la presión y caudal de bombeo del gel 
sellante. En esta prueba se obtuvo un máximo de 1.5 bpm y 280 psi  como se indica 
en la Figura 5-31 a continuación. La presión en cabeza corresponde a la línea roja y se 
encuentra en eje vertical denominado con la letra A, el caudal es de color verde y está 
en el eje secundario vertical nombrado con la letra B y el volumen identificado con 
color azul esta también en el eje vertical secundario identificado con la letra C 
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Figura 5-31:  Prueba de inyectividad Realizada al Pozo 2 Previo al Bombeo del Gel 
Sellante. 
 
Con empaque recuperable sentado @ 3356 ft y punta de tubería ubicada en 3390 ft se 
realizó el bombeo del gel sellante para realizar el aislamiento del intervalo 3440 – 3450 
ft.   
Posteriormente se realiza el bombeo de 15 bbl de gel sellante y se desplaza con la 
capacidad de la tubería de trabajo, se esperan 10 horas con el objetivo de permitir el 
tiempo de activación a los geles sellantes. 
Se observa que una vez el gel sellante empieza a entrar en la formación comienza a 
incrementar la presión en cabeza, lo cual es un indicio que el gel está tapando la 
formación, el punto es que la presión es muy alta, para evitar dejar el gel en la tubería 
se continua con el bombeo del tratamiento.  Esto se puede observar en la Figura 5-32. 
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Figura 5-32: Bombeo Gel Sellante Zona 3440-3450’ Pozo 2. 
 
Una vez se detiene el bombeo el pozo queda presurizado con cerca de 4000 psi y se 
observó una declinación lenta de la misma en un tiempo de aproximadamente tres 
horas.  Una vez terminado el bombeo del gel sellante en la zona inferior se dejó un 
tiempo de cierre del pozo de 12 horas para lograr alcanzar la máxima consistencia de 
los sistemas, monitoreando las muestras tomadas en superficie a temperatura de 117 
°F.  
 
Una vez cumplido el tiempo de cierre del pozo se procedió a realizar una prueba de 
presión para verificar el sello del tratamiento, el pozo luego se encontraba lleno y una 
vez se inició la prueba la presión se incrementó rápidamente a 500 psi.  Una vez 
alcanzada la presión de prueba se observó una declinación gradual de la presión de 
acuerdo a lo presentado en  gráfica, pero debido a que al hacer la prueba no hay 
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Figura 5-33:  Prueba Sello AI4 Zona 3440-3450’ Pozo 2. 
 
 
Se posiciona empaque recuperable en @ 3277 ft y la punta de tubería ubicada en 
3310 ft se realizó el bombeo de los geles sellantes para el aislamiento del intervalo 
3340 – 3350 ft.  
5.6.2 Aislamiento intervalo 3340 – 3350. 
Previamente se realiza una prueba de inyectividad del intervalo bombeando 
inicialmente 11 bbl de salmuera con el empaque des-asentado. Una vez sentado el 
empaque recuperable se inicia la prueba de inyectividad bombeando 53 bbl de 
salmuera a caudales entre 1 y 4.5 bpm. Se observa una admisibilidad muy alta del 
intervalo,  en la cual a un caudal inferior a 4 bpm no se observa registro de presión en 
superficie. A un caudal de 4.5 bpm se observa una presión máxima en superficie de 
300 psi. Posteriormente se realiza una segunda prueba de inyectividad con 40 bbl de 
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salmuera (pozo llenó con 22 bbl) y verificando niveles de fluido en el anular para 
descartar una posible comunicación a través del empaque, como se indica en la Figura 
5-34. 
 
Figura 5-34: Prueba de Inyectividad Intervalo 3340-3350’ Pozo 2. 
 
El registro del nivel del pozo en el anular se reporta @ 1037 ft (MD), en las dos 
ocasiones dio el mismo valor, luego se confirma que no es el empaque, así mismos se 
toma la decisión de bombear el gel sellant en esta zona.  
 
Una vez terminada la prueba de inyectividad, se realiza el aislamiento del intervalo 
3340 – 3350 ft, bombeando inicialmente 20 bbl de salmuera para llenar el pozo y 
posteriormente 10 bbl del gel sellante 1, seguido de 5 bbl del gel sellante 2 a un caudal 
promedio de 3 bpm y desplazado con 30 bbl de salmuera. Durante el forzamiento a 
formación del sistema del gel sellante 1 se observa un ligero incremento de la presión 
a 150 psi a 3bpm, sin embargo luego disminuye la presión a cero psi terminando el 
desplazamiento del sistema sellante 2 con 30 bbl de salmuera sin observar presión en 
superficie, como se indica en la  
Figura 5-35 a continuación: 
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Una vez cumplidas las 10 horas de tiempo de cierre del pozo y con el empaque 
sentado en la misma posición (3257 ft) se procede a realizar una prueba de presión 
contra el gel. Se inició llenando el pozo con 11 bbl de salmuera. La prueba de 
inyectividad fue realizada a caudales entre 1 y 3 bpm con una presión máxima de 300 
psi @ 3 bpm, recuérdese que en la prueba preliminar la prueba de infectividad registro 






































Figura 5-36:  Prueba de Inyectividad Intervalo 3340-3350’ Pozo 2  Luego del Primer 




En la ejecución del segundo trabajo de aislamiento del intervalo, se bombearon 
inicialmente 22 bbl de agua para llenar el pozo y posteriormente  se continuó con el 
bombeo de 10 bbl del gel sellante 1 y 5 bbl del gel sellante 2. Durante el ingreso del 
primer gel a la formación se observó un incremento de presión hasta 250 psi a un 
caudal de 2.5 bpm en donde se redujo el caudal a 1.5 bpm y se continuó el 
forzamiento observando un incremento gradual de la presión. Cuando el gel sellante 2 
llegó a formación se observa una presión máxima de 280 psi a 1.5 bpm. En total los 
sistemas fueron desplazados con 30 bbl de salmuera de salmuera. Estas variables se 




Figura 5-37: Parámetros de Bombeo del Segundo Intento Sellante Intervalo 3340-
3350’ Pozo 2. 
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Una vez cumplidas las 10 horas de tiempo de cierre del pozo y con el empaque 
sentado en la misma posición (3257 ft) se procedió a realizar una prueba de presión 
contra del tapón sellante. Se inició gastando 5.4 bbl de salmuera para llenar el pozo. 
La prueba de inyectividad fue realizada a caudales entre 0.5 y 1.5 bpm con una 
presión máxima de 550 psi.  
 
A caudal de 1 bpm se registró una presión de 350 psi, una vez se aumentó el caudal a 
1.5 bpm se incrementó súbitamente la presión hasta una presión de 550 psi en donde 
se detuvo el bombeo. Como se indica en la Figura 5-38. 
 
En términos generales el intervalo fue parcialmente obturado y el perfil de inyección 





Figura 5-38: Prueba de Inyectividad Post Segundo Gel Sellante en Zona 3340-3350’ 
en el Pozo 2. 
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5.7 Validación de Resultados en un Simulador. 
 
El simulador se calibra con la data de producción, es decir el simulador arroja la data 
de producción que debe tener el pozo con las condiciones que se alimentó el 
simulador, y teóricamente la data de producción real versus la producción simulada 
deben ser iguales o muy parecidas. En términos generales los simuladores trabajan 
bien cuando se simula uno o dos pozos, pero al simular varios pozos,  este caso cinco 
pozos, es necesario recurrir a las siguientes vías para resolver los problemas de 
ajuste:  
▪ Los pozos  son tipo “J” y  se tienen las profundidades medidas  reales sin 
embargo se utilizaron las profundidades en TVD ya que cuando se ponían en el 
mapa de contornos los pozos se salían de la zona. Cuando se dispone de un 
simulador que permita colocar el mapa de contornos se debe verificar siempre 
que los pozos estén dentro del área de interés. 
▪ Aunque las formaciones tienen sus propiedades petrofísicas establecidas, 
éstas pueden variar de zona a zona por lo que se debe verificar que las zonas 
tengan apropiadamente sus propiedades cargadas.  
▪ Todos los pozos deben empezar al mismo tiempo en el simulador, para calibrar 
el hecho que en la vida real no todos los pozos empiezan al mismo tiempo, se 
pone como cerrado mientras el pozo no esté produciendo y se abre cuando 
empiece realmente a producir. 
▪ Cuando las formaciones producen fluidos con características diferentes como 
es el caso, se debe decidir cuál es el objetivo. El caso en particular la meta es 
evaluar qué pasa en el pozo 2 debido que es el pozo del cual se disponen 
datos del RMT y se sabe cuál zona aislar. Se decide trabajar con las 
propiedades de este pozo. 
▪ Una vez la producción - inyección de los pozos está calibrada se incluye la 
etapa de sellar la zona para luego volver a correr el simulador y evaluar el 
efecto de sellar esa zona en todo el anillo. 
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A continuación se muestra el match de la producción - inyección del pozo inyector y el 
pozo 2, ya que este último fue el que se le hizo el trabajo de sellar la zona. El match de 
los otros pozos se muestra en anexos.  
La línea oscura corresponde a la producción - inyección real antecedida de la letra Q y 
la fase de producción, por ejemplo Q Oil para el petróleo. La línea más clara 
corresponde  a la obtenida por el simulador y está precedida de la letra QL y  la fase 
producida, por ejemplo QL Oil.   Se observa en la Figura 5-39 que el pozo cero se 
ajusta la inyección real-simulada.  
 
 
Figura 5-39:  Ajuste de Inyección Pozo Cero con la Inyección Real del Pozo. 
 
Para el pozo 2 se observa que el agua disminuyó  y la cantidad de crudo no se vio 
afectada. La historia de producción del pozo muestra que los datos promedios tres 
meses antes de la intervención eran 57 bopd y 1789 bwpd  y 3 meses después: 43 
bopd y 1510 bwpd. Del simulador se espera una reducción de 1810 a 1490 en barriles 
de agua por día y en crudo de 49 a 64 bpd. Lo cual indica que se esperaba una 
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reducción en agua del 17 % respecto al crudo nunca se consideró un aumento, ya que 
no se estaba haciendo nada para incrementar la producción de hidrocarburo. Pero el 
simulador se espera una ganancia de 31 % de crudo. En la realidad se obtuvo una 
reducción de 15% en agua y hubo una disminución de 25 % en crudo. 
En la Figura 5-40 se observa el comportamiento de producción descrito anteriormente 
 
 
Figura 5-40:  Ajuste de Inyección pozo dos con la inyección real del pozo. 
 
El pozo 4 fue el que menos ajuste de producción  tuvo y se debe a que tiene 
salinidades diferentes al igual que el pozo 3, luego las características del fluido son 
diferentes, así mismo el crudo. Como el objetivo adicionalmente era ver el efecto del 
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6  Conclusiones. 
Mediante este estudio se desarrolló e implementó una metodología para analizar y 
optimizar la producción de hidrocarburos en un arreglo de cinco pozos afectado por 
inyección de agua mediante ocho pasos principalmente, estos parten desde el 
inventario de la información, análisis de registros eléctricos, cálculos de reservas, 
gráficos de diagnóstico, selección de pozo candidato a control de agua, selección del 
tratameinto para ese pozo candidato, desarrollo operativo y uso del simulador.  
Desde el punto de vista del análisis de la información se puede observar que no toda 
la información encontrada es la misma para todos los pozos, lo cual sugiere llevar a 
cabo análisis adicionales para completar y/o validar la información de cada pozo.  
 
Para el caso del análisis de los registros eléctricos, estos siempre deben ser 
calibrados. Así por ejemplo para la calibración del volumen de shale, se utilizó la 
correlación empírica de Larinov, ya que fue la que más se ajustó con la curva que el 
cliente había suministrado  
 
Las gráficas de diagnóstico se realizaron llevándolas a un día cero con respecto al 
pozo más antiguo con el fin de comparar todos los pozos como si todos hubiesen 
empezado a producir el mismo día. Con esta técnica se logra compara la producción 
de fluidos de todos los pozos. 
 
Otra forma de llevar a cabo las curvas de diagnóstico es con el tiempo real de cada 
pozo, esta técnica sirve para comparar el efecto de comportamiento de un pozo sobre 
otro y/o por el contrario que no exista ninguna reacción de los pozos a algún cambio 




Todos los pozos han recuperado las reservas a excepción del pozo productor 
identificado como el número 2, que solo ha tenido un factor de recobro de 12%.  
 
El sistema de inyección de agua en este anillo en particular ha permitido recuperar no 
solo las reservas sino que el valor total del factor de recobro es 29%.  
Ninguno de los pozos es candidato a estimulación, pero si a control de agua. 
Todos los pozos productores presentan comunicación, dato que se valida tanto con las 
curvas de Chan como cuando todos las curvas de producción de agua se colocan con 
la curva de inyección y el hecho que todos los pozos respondan tan rápido a algún 
cambio de inyección  
Debido a la producción actual de agua se debería evaluar un sistema de recobro que 
permita obtener más reservas, sin incrementar la producción de agua 
 
Con el gel sellante en una zona del pozo 2 se obtuvo una reducción de 15% en agua y 
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7   Recomendaciones. 
 
▪ Evaluar un sistema de recobro que permita obtener más reservas. 
▪ En cuanto a la simulación se recomienda validar con otro tipo de simulador que 
sea capaz de evaluar pozos que produzcan diferente tipo de hidrocarburo y 
calidades diferentes de agua. 
▪ Tanto para el uso de un simulador como para efectos de cálculos definir las 
profundidades con las cuales se va a trabajar, es decir. Profundidades 
medidas, verticales, la TVD’S. 
▪ Todo el agua inyectada en el pozo cero se está suministrando por dos zonas, 
evaluar la posibilidad de crear una divergencia para que las otras zonas 
también tomen fluido 
▪ Por medio del uso de registros eléctricos se pueden determinar nuevas zonas 
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Anexo A: Gráficas y Análisis 
Complementarios. 
 
En este capítulo se encontraran las gráficas complementarias y análisis llevadas a 
cabo en el capítulo 3 para los pozos 1, 2,3 y 4. 
A.1  POZO 1 
En las siguientes graficas se encuentra el registro fotográfico para hallar el valor de 
Gamma ray limpio y sucio. 
 
Figura A -  1:  Histograma GR vs GR Pozo 1. 
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Figura A -  2:  Histograma  RHOB vs GR Pozo 1. 
 
 





Figura A -  4:  Match de Producción  con el Simulador Pozo 1. 
 
A.2  POZO 2 
En las siguientes graficas se encuentra el registro fotográfico para hallar el valor de 
Gamma ray limpio y sucio. 
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Figura A -  5:  Histograma  GR vs GR Pozo 2. 
 
 








Figura A -  7  Histograma  ResD vs GR Pozo 2. 
A continuación se observan las gráficas identificadas como curvas de diagnóstico 
 
Figura A -  8:  Producción Pozo 2. 
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Figura A -  9:  Corte de petróleo  Pozo 2. 






Figura A -  10:  Curva Chan Pozo 2. 
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Figura A -  11:  WOR vs Petróleo Acumulado Pozo 2. 
 
A.3  POZO 3 
En las siguientes graficas se encuentra el registro fotográfico para hallar el valor de 
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Figura A -  14:  Histograma  ResD vs GR Pozo 3. 
A continuación se observan las gráficas identificadas como curvas de diagnóstico 
 
 





Figura A -  16:  Corte de petróleo  Pozo 3. 
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Figura A -  18:  WOR vs Petróleo Acumulado Pozo 3. 
 
Figura A -  19:  Match de Producción  con el Simulador Pozo 3. 
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A.4  POZO 4 
En las siguientes graficas se encuentra el registro fotográfico para hallar el valor de 
Gamma ray limpio y sucio. 
 
 

















    Figura A -  23:  Producción Pozo 4.  
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Figura A -  26:  WOR vs Petróleo Acumulado Pozo 4. 
 
 
Figura A -  27:  Match de Producción  con el Simulador Pozo 4. 
